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1. Introduzione  
 
Il lavoro di tesi, svolto presso l’azienda Fischer Italia, consiste nello studio delle prestazioni e l’analisi 
delle perdite dell’impianto fotovoltaico installato  sul tetto del palazzo aziendale. Si esaminano le 
possibili cause che portano a un degradamento delle prestazioni del sistema fotovoltaico nei primi 
anni di vita. Partendo dai dati acquisiti dal sistema di monitoraggio se ne evidenzieranno i limiti e 
successivamente si studiano delle soluzioni di miglioramento del rendimento di impianto e del sistema 
di monitoraggio stesso. Nei primi capitoli vengono descritti i componenti principali e le cause di 
perdite degli impianti fotovoltaici. Successivamente, viene effettuato lo studio in dettaglio 
dell’impianto di Fischer Italia. Infine, l’analisi di degradazione delle prestazioni di impianto permette 
di analizzare nel lungo periodo il reale andamento dell’investimento economico  effettuato. Si 
mostrano i vantaggi di avere un monitoraggio attivo delle prestazioni di impianto che portano a 
sviluppare uno strumento semplice di monitoraggio delle prestazioni di impianto. 
 
 Mercato fotovoltaico ed evoluzione tecnologica 1.1.
Il mercato fotovoltaico mondiale si è evoluto a partire dagli anni 2000 in modo diverso a seconda dei 
paesi e delle politiche di incentivazione adottate dai singoli stati. Nel mondo la potenza installata da 
impianti fotovoltaici alla fine del 2015 ha raggiunto i 227,1 GW. Nel 2015 il leader mondiale nel 
mercato fotovoltaico è la Cina, avendo installato nel corso dell’anno 15,1 GW, ha raggiunto una 
potenza installata di 43,6 GW superando la Germania con i suoi 39,7 GW. Anche Giappone e Stati 
Uniti hanno avuto un notevole incremento di potenza installata da fotovoltaico nel corso del 2015 
arrivando ad un totale di 33 GW e 24.9 GW rispettivamente.  
L’Italia si piazza al quinto posto, con 18,9 GW di potenza installata i quali hanno prodotto 22,94 GWh 
nel corso del 2015. In Italia, a partire dal 2005, la penetrazione dei sistemi fotovoltaici si è 
moltiplicata grazie ai piani di incentivazione del conto energia. Nonostante la potenza installata in 
Italia nel 2015 sia stata di soli 298 MW, l’energia prodotta da fotovoltaico ha permesso di raggiungere 
l’8% della domanda elettrica nazionale, facendole così detenere il record mondiale. A seguire, sotto i 
10 GW di potenza installata, Regno Unito e Francia hanno contribuito alla crescita della capacità 
fotovoltaica mondiale, mentre la Spagna con 49 MW ha dato un minor contributo. 
 
Figura 1.1: potenza degli impianti fotovoltaici nei principali paesi nel 2015 . 
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In Italia, la produzione di energia elettrica da fotovoltaico ha avuto una rapida espansione a partire dal 
2005, quando è stato introdotto il conto energia il quale incentiva gli impianti fotovoltaici facendo 
ritornare l’investimento in brevi tempi. Dal 2013, anno in cui i nuovi impianti non posso più entrare a 
far parte del conto energia, la crescita della potenza installata si è attenuata con ritmi più bassi. 
Nonostante la cessione del conto energia è possibile ottenere agevolazioni sulle spese di installazione 
di un impianto fotovoltaico con le detrazioni fiscali del 50% fino al 31 dicembre 2017. 
 
Figura 1.2: evoluzione della potenza e della numerosità degli impianti fotovoltaici in Italia.  
Lo sviluppo della tecnologia fotovoltaica ha fatto grandi progressi nel corso della sua storia, partendo 
da piccoli impianti da pochi milliwatt, arrivando oggi a sistemi da centinaia di megawatt. L’effetto 
fotovoltaico (o fotoelettrico) è noto dal 1839, quando il fisico Edmond Becquerel presentò alla 
Accademia delle Scienze di Parigi una memoria dal titolo ―Memoria sugli effetti elettrici prodotti 
sotto l’influenza dei raggi solari‖. La prima applicazione commerciale che sfruttò l’effetto 
fotovoltaico si ebbe nel 1954, quando Pearson, Fuller e Chapin realizzarono nei laboratori Bell la 
prima cella fotovoltaica con efficienza di conversione di circa 6%. Tra il 1940 e 1950 il processo 
Czochralski, usato per la produzione di silicio altamente puro, consent ì di sfruttare commercialmente 
la tecnologia fotovoltaica. Negli anni 70 e 80 l’industria del fotovoltaico iniziò a svilupparsi. Grazie 
alla ricerca e i continui miglioramenti tecnologici, il costo del fotovoltaico si abbassò di più dell’80%, 
ottenendo celle sempre più efficienti.  
L’efficienza di conversione è definita come la quantità di radiazione solare che viene convertita in 
energia elettrica dalla cella fotovoltaica. L’efficienza dei moduli fotovoltaici viene classificata per 
diverse famiglie di semiconduttori, i quali hanno efficienze diverse: 
- Celle a multi-giunzione; 
- Celle a singola giunzione al arseniuro di gallio;  
- Celle al silicio cristallino; 
- Celle con tecnologia a film sottile. 
Per ogni tecnologia c’è stato un progresso notevole nel corso dei decenni dagli anni ’70 ad oggi 
(Figura 1.3). La tecnologia che domina il mercato fotovoltaico è quella del silicio monocristallino o 
multicristallino (curve blu in Figura 1.3). L’efficienza di conversione delle celle a silicio cristallino è 



































2007 2008 2009 2010 2011 2012 2013 2014 2015




Figura 1.3: evoluzione dell’efficienza di conversione per diverse tecnologie fotovoltaiche dagli anni ’70 ad oggi.   
“This plot is courtesy of the National Renewable Energy Laboratory, Golden, CO.”  
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2. Descrizione degli impianti fotovoltaici 
 
La tecnologia fotovoltaica permette di ottenere potenza elettrica in corrente continua (DC) sfruttando 
la potenza della radiazione solare. La potenza elettrica, misurata in watt o kilowatt (W – kW) è 
generata sfruttando l’effetto fotovoltaico, basato sulle proprietà che hanno alcuni materiali 
semiconduttori quando essi vengono colpiti dalla radiazione solare. Fintanto che la luce solare 
illumina la cella solare, essa genera potenza elettrica. L’elemento base che converte l’energia solare in 
elettrica è la cella fotovoltaica in grado di produrre circa 1.5 Watt in corrente continua. L’energia 
elettrica prodotta da una singola cella è esigua, per questo più celle vengono collegate insieme per 
formare il modulo fotovoltaico, il quale è il componente base disponibile commercialmente. 
 
 Radiazione solare 2.1.
L’energia solare, sviluppata a partire da reazioni nucleari che avvengono nel Sole, si propaga nello 
spazio sotto forma di radiazioni elettromagnetiche. La quantità di potenza elettromagnetica che incide  
ortogonalmente una superficie unitaria prende il nome di irraggiamento solare, misurata in W/m
2
. Al 
di fuori dell’atmosfera l’irraggiamento solare assume un valore  ben preciso detto ―costante solare‖ 
pari a 1.353 kW/m
2. Nel passaggio dallo spazio all’atmosfera terrestre l’intensità della potenza 
radiante viene attenuata da vari fattori, quali: riflessione, assorbimento e diffusione. La radiazione 
solare è l’integrale nel tempo dell’irraggiamento e rappresenta l’energia raccolta in un tempo definito 
su una superficie piana orizzontale, misurata in kWh/m
2
. Parte della radiazione solare incidente viene 
riflessa verso lo spazio, un’altra parte viene assorbita dall’atmosfera e un’ulteriore parte viene diffusa 
in tutte le direzioni dalle molecole dell’atmosfera. La quantità di radiazione solare ch e incide 
direttamente la superficie terrestre è detta radiazione diretta, invece la parte restante costituisce la 
radiazione diffusa. Infine l’albedo rappresenta la quantità di radiazione diretta e diffusa che viene 
riflessa dal suolo verso la superficie considerata. 
 
Figura 2.1: ripartizione della radiazione solare all’interno dell’atmosfera terrestre. 
In presenza di nuvole la radiazione diretta tende a diminuire mentre tende ad aumentare la radiazione 
diffusa. Come si può vedere dalla Tabella 2-1, con cielo completamente sereno a mezzogiorno 
l’irraggiamento stimato è di 1000 W/m2. Con nubi più fitte o nebbia l’irraggiamento diminuisce, fino 
a valori prossimi a 50 W/m
2
 per cielo completamente coperto. 
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Tabella 2-1: valori di radiazione solare al variare delle condizioni atmosferiche.  
 
La radiazione solare che incide la superficie terrestre deve attraversare una massa d’aria atmosferica 
che è minima quando il sole è allo Zenit e che aumenta all’abbassarsi del sole sull’orizzonte (Figura 
2.2). L’indice di massa d’aria AM (Air Mass) rappresenta l’influenza dell’atmosfera terrestre sulla 
radiazione elettromagnetica che arriva al suolo terrestre: 
 
Fuori dell’atmosfera la radiazione solare ha valori più elevati. All’interno dell’atmosfera, maggiore è 
la porzione di atmosfera che deve attraversare la luce solare per raggiungere la terra, minore sarà la 
radiazione che incide sulla superficie terrestre.  
 
Figura 2.2: indici di massa d'aria al variare dell'inclinazione del sole sull'orizzonte.  
Valori tipici dell’indice di massa d’aria sono i seguenti: 
- AM0: sulla superficie esterna dell’atmosfera (1.353 kW/m2); 
- AM1: al livello del mare, in una giornata serena con il sole allo zenit (θ=0°); 
- AM1.5: al livello del mare con spettro di radiazione normalizzato a 1 kW/m2 (θ = 48.2°); 
- AM 2: al livello del mare in una giornata serena con il sole a 30° sopra l’orizzonte (θ = 60°). 
La quantità di radiazione solare che può incidere sulla superficie terrestre durante un anno dipende 
anche dalla localizzazione del sito. Infatti a seconda della latitudine, della longitudine e del percorso 
del sole, le ore annuali di sole possono variare. Oltre alle coordinate geografiche, altri fattori che 
influenzano l’irraggiamento sono l’orientamento  (angolo di azimut) e l’inclinazione (angolo di tilt) 
della superficie che riceve la radiazione solare. L’orientamento ottimale, per avere il massimo 
irraggiamento, si ha disponendo la superficie perfettamente a Sud (Nord per l’emisfero australe). 
    
 




Mentre, solitamente, si sceglie un angolo di tilt tra il suolo e la superficie pari alla latitudine meno 10 
÷ 15 °. Nella fase di progettazione di un impianto fotovoltaico, la ricerca della migliore orientazione 
deve tenere conto dei suddetti fattori per ottimizzare la radiazione solare ricevuta. In Italia 
l’esposizione ottimale, per orientare sistemi fotovoltaici, è verso Sud con un’inclinazione di circa 30-
35 gradi. Nella seguente Tabella 2-2 si possono vedere i valori percentuali di radiazione persa rispetto 
alla condizione di orientamento a Sud e inclinazione di 30°, per le superfici in provincia di Venezia. 
Tabella 2-2: coefficienti di correzione della radiazione solare per diversi tipi di orientamento. 
 
 
Tipologie di sistemi fotovoltaici 2.2.
Gli usi e le applicazioni per gli impianti fotovoltaici sono svariati e possono essere classificati in base 
alla configurazione del sistema stesso. I tipi di sistemi si possono distinguere in base alla connessione 
o meno dell’impianto fotovoltaico alla rete elettrica di distribuzione locale. Nel caso in cui il sistema è 
connesso alla rete si parla di ―on-grid system‖, mentre se il sistema è isolato e indipendente dalla rete 
di distribuzione viene detto ―off-grid system‖. I sistemi on-grid solitamente sono più economici e più 
efficienti dei sistemi off-grid. Tuttavia, in aree remote dove non è presente la rete elettrica, risulta 
troppo costoso estendere i servizi di rete elettrica. In questi luoghi, è più conveniente realizzare 
sistemi fotovoltaici off-grid per portare energia, invece di utilizzare i tradizionali generatori a 
combustibile fossile. Inoltre, i sistemi isolati sono usati per svariate applicazioni come l’alimentazione 
di lampioni, autovelox, impianti di pompaggio dell’acqua e ripetitori radio. 
Il numero e il tipo di componenti utilizzati in un sistema fotovoltaico dipendono dalla complessità, 
dalla potenza e dalla applicazione per cui è predisposto l’impianto fotovoltaico. Si possono avere 
impianti semplici costituiti da soli moduli fotovoltaici accoppiati direttamente a carichi che 
funzionano in modo intermittente. La maggior parte degli impianti sono ideati con l’obiettivo di 
massimizzare l’energia prodotta dal campo fotovoltaico, di alimentare i carichi rispettando le norme di 
sicurezza e avere buona affidabilità dell’impianto. Tali obiettivi sono fondamentali per un’ottima 
progettazione di un sistema fotovoltaico e vengono rappresentate dalle seguenti caratteristiche: 
- Prestazioni elevate – in termini di quantità di energia prodotta soddisfacente le aspettative 
economiche ed energetiche di progetto. Per ottenere un sistema con buone prestazioni è 
necessario che lo schema elettrico, l’installazione e la manutenzione dell’impianto siano ben 
studiati in fase di progettazione; 
- Sicurezza – il sistema deve essere progettato rispettando le norme vigente locali, per evitare 
cortocircuiti o pericoli di incendio all’impianto fotovoltaico; 
- Affidabilità – i sistemi fotovoltaici attuali sono garantiti per una vita utile di circa 25-30 
anni, con un coefficiente di degradazione delle prestazioni medio di 0,7% annuo, per moduli 
al silicio cristallino. Con l’aumento della potenza fotovoltaica installata, i sistemi connessi 
alla rete elettrica iniziano a pesare sulla stabilità della rete. Per questo motivo i sistemi 
connessi alla rete devono soddisfare determinati requisiti di tensione, frequenza e distorsione 
armonica di corrente. Per i sistemi ad isola l’affidabilità è ancora più importante in quanto 





2.2.1. On – grid Systems 
I sistemi on-grid sono connessi alla rete elettrica locale per avere continuità di alimentazione dei 
carichi elettrici. La potenza DC prodotta dal campo fotovoltaico viene convertita in alternata 
dall’inverter. In uscita all’inverter, i valori di tensione e frequenza devono essere sincronizzati con i 
valori della rete e la distorsione armonica di corrente deve essere inferiore alla percentuale stabilita 
dalla norma locale. Lato AC è presente un contatore bidirezionale, che misura l’energia prelevata dalla 
rete e immessa in rete. Le utenze in AC ricevono energia dal sistema fotovoltaico durante le ore di 
sole, mentre assorbono energia dalla rete nei periodi in cui la produzion e fotovoltaica non è 
sufficiente. Quando l’energia prodotta dall’impianto è superiore al fabbisogno dei carichi, essa viene 
immessa nella rete elettrica. 
 
Figura 2.3:schema semplificato di un sistema on-grid. 
 
2.2.2.  Off-Grid AC Systems 
Nei sistemi off-grid la potenza fotovoltaica in corrente continua viene convertita in potenza alternata 
AC dall’inverter per poter alimentare i carichi. Solitamente sono presenti dispositivi di accumulo di 
energia che permettono continuità di servizio nei periodi in cui il sistema fotovoltaico non produce 
energia.  Per dimensionare correttamente l’impianto fotovoltaico e la taglia degli accumulatori di 
energia è utile analizzare il fabbisogno dei carichi elettrici su base giornaliera . La potenza del campo 
fotovoltaico deve essere scelta in modo tale da consentire sia l’alimentazione dei carichi sia la carica 
del sistema di accumulo durante le ore di produzione fotovoltaica; perciò deve essere 
sovradimensionata rispetto al fabbisogno dei carichi elettrici. La carica delle batterie viene gestita dai 
regolatori di carica i quali devono garantire la sicurezza durante i cicli di carica e scarica. Infatti, 
l’energia prodotta in eccesso dall’impianto fotovoltaico viene immagazzinata nelle bat terie e 
successivamente fornita ai carichi nei periodi di bassa insolazione. I regolatori devono impedire la 
sovraccarica delle batterie quando l’impianto fotovoltaico produce e devono interrompere 




Figura 2.4: schema semplificato di un sistema off-grid. 
 
2.2.3.  Sistemi Fotovoltaici Ibridi 
Si possono progettare dei sistemi in cui sono presenti fonti di alimentazione ausiliarie alla produzione 
del campo fotovoltaico, detti sistemi fotovoltaici ibridi. Le sorgenti ausiliarie possono essere 
generatori a combustibili fossili o la rete elettrica stessa. Con questa soluzione non è necessario 
sovradimensionare il campo fotovoltaico come avviene nei sistemi isolati dalla rete di distribuzione, 
poiché in mancanza di produzione del campo fotovoltaico possono intervenire le alimentazioni 
ausiliarie. Per il mantenimento dei corretti livelli di carica delle batterie, si usano dei regolatori di 
carica ai quali sono collegate tutte le stringhe fotovoltaiche tramite un DC BUS, dove sono connesse 
le batterie. Durante le ore di produzione fotovoltaica, le batterie caricate alimentano i carichi in 
alternata. Quando la potenza in uscita dall’inverter non è in grado di soddisfare la richiesta dei carichi, 
viene azionato automaticamente il generatore di backup o le altre alimentazioni ausiliarie. Essi 
alimentano i carichi in alternata e ricaricano le batterie nel caso fossero scariche tramite l’inverter 
bidirezionale. 
 







 Modulo fotovoltaico 2.3.
Nei moduli al silicio monocristallino o policris tallino, la cella fotovoltaica è il componente che 
produce energia ed è costituita da un singolo pezzo di semiconduttore. La cella fotovoltaica, colpita 
dalla radiazione della luce solare, produce una corrente elettrica che può essere condotta ad un circuito 
esterno. Per ottenere un modulo fotovoltaico si collegano più celle in serie, fino ad un numero di 72 
celle per i moduli attuali. Oltre alle celle fotovoltaiche, il modulo è costituito da altre parti che servono 
al corretto funzionamento. In un modulo sono presenti i diodi di bypass connessi in parallelo alle 
stringhe di celle. Quando una o più celle sono ombreggiate, esse vengono cortocircuitate dal diodo di 
bypass in parallelo. Il diodo evita la dissipazione di potenza nelle celle in ombra e permette alle altre 
celle del modulo di erogare potenza. Ovviamente maggiore è il numero di diodi bypass minore è la 
perdita di efficienza del modulo in presenza di ombreggiamenti, tu ttavia il costo del modulo sarà 
maggiore e l’assemblaggio più complesso. Solitamente i diodi di bypass vengono inseriti ogni 18-20 
celle di un modulo. Sulla superficie della cella ci sono dei contatti metallici. I portatori di carica che 
fluiscono all’interno delle celle di materiale semiconduttore sono trasportati verso il circuito esterno 
dai contatti metallici. Per soddisfare i requisiti di trasparenza alla radiazione solare e bassa resistenza 
al passaggio della carica, i contatti metallici devono essere molto stretti ma altamente conduttivi. Per 
questo sono disposti sulla superficie della cella con una griglia costituita da tanti contatti fini detti 
―fingers‖ che ricevono la corrente dal semiconduttore e da due contatti più grandi ―bus -bars‖ che 
raccolgono la corrente dai fingers. Tipicamente una stringa di celle in serie è costituita da 9-12 celle. 
La serie si effettua collegando i contatti superiori di una cella con i contatti inferiori della cella 
successiva tramite interconnessioni in rame stagnate dette ―tabs‖ (Figura 2.6. a). Le stringhe di celle 
sono collegate con connessioni ausiliare formando la matrice del modulo Figura 2.6. b).  
 
Figura 2.6: a) interconnessione tra due celle in serie tramite tabs; b) connessione di più stringhe in serie.  
Il modulo è progettato per essere esposto all’ambiente esterno durante tutta la vita di esercizio; 
solitamente per 25-30 anni. Perciò l’insieme delle celle e dei contatti deve essere sigillato per resistere 
a carichi meccanici, agenti esterni come corrosione, umidità, isolamento elettrico per sicurezza delle 
persone, ecc. Per fornire al modulo una rigidità meccanica e proteggere le celle viene posto uno strato 
di vetro temperato di spessore 3-4 mm sulla superficie frontale delle celle. Il vetro deve avere basso 
contenuto di ferro così da far passare la maggior parte della luce verso le celle. La matrice di celle è 
interposta tra due strati di materiale incapsulante in EVA (Etilene Vinil Acetato). Uno strato di 
materiale plastico che non riceve la luce del sole viene posto sotto le celle; esso deve fare da barriera 
contro l’umidità, la corrosione e il rischio di pericolo elettrico. La matrice di celle, gli strati di vetro e 
di sigillante, sono confinati da una struttura a cornice e sigillati con il silicone. All’interno della 
scatola di giunzione (junction box), posizionata sul retro del modulo, sono cablati i terminali dei 
contatti delle celle e i diodi di bypass. La junction box va poi ad interfacciarsi con gli altri moduli 
dell’impianto fotovoltaico o con gli inverter tramite cavi solari di connessione.  
 
Figura 2.7: a) strati di un modulo fotovoltaico; b) sezione trasversale di un modulo. 
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Ogni modulo fotovoltaico ha diversi parametri elettrici e termici che vengono determinati e testati in 
un simulatore solare con determinate condizioni di test. Il produttore deve riportare tali parametri sulla 
scheda tecnica del modulo come dati nominali. I valori della curva caratteristica I – V del modulo 
vengono misurati alle condizioni STC (Standard Test Condition): irraggiamento sul modulo di 1000 
W/m
2
, distribuzione spettrale AM 1.5, temperatura del modulo di 25°C. La misura della curva 
caratteristica I-V consiste nel calcolare i valori della corrente di corto circuito Isc e della tensione a 
vuoto Voc. La potenza massima estratta dal modulo nelle condizioni STC viene detta potenza 
nominale di picco misurata in Watt picco (Wp), in corrispondenza della quale il prodotto Impp e Vmpp è 
massimo. Con i valori determinati di Isc, Voc, Impp e Vmpp della curva caratteristica (Figura 2.8), si può 
calcolare il Fill Factor (FF) come il rapporto tra la potenza massima e la potenza data dalla corrente di 
cortocircuito Isc e la tensione a vuoto Voc: 
 
Un altro parametro importante è l’efficienza di conversione di potenza di cella η, definita come 
rapporto tra la potenza massima prodotta e la potenza incidente Pin, definita dallo spettro della luce 
incidente la cella: 
 
 
Figura 2.8: curva I-V di un modulo fotovoltaico illuminato e parametri fondamentali: I sc, Voc, Impp, Vmpp, Pmpp, PT. 
I moduli fotovoltaici normalmente operano in condizioni diverse dalle STC, per questo i produttori 
forniscono la temperatura della cella in condizioni operative nominali NOCT (Nominal Operat ing 
Cell Temperature) in °C. Le condizioni per determinare il NOCT sono: irraggiamento di 0.8 kW/m
2
, 
temperatura dell’aria di 20°C, velocità del vento di 1 m/s e modulo funzionante a vuoto. Valori tipici 
del coefficiente NOCT sono intorno ai 45 °C. Se l’irraggiamento sul piano del modulo è diverso dagli 
0.8 kW/m
2
, è possibile calcolare la temperatura del modulo con la formula: 
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Figura 2.9: curve caratteristiche I-V al variare della temperatura e al variare dell’irraggiamento.  
In Figura 2.9 si nota che la temperatura del modulo e l’irraggiamento influiscono sull’andamento della 
curva caratteristica I – V, in particolare sui parametri Isc e Voc e quindi sulla potenza prodotta dal 
modulo. La potenza prodotta dal modulo è dipendente dalla temperatura del modulo stesso. Infatti la 
corrente di cortocircuito Isc aumenta leggermente con la temperatura, mentre la tensione a vuoto Voc 
diminuisce molto all’aumentare della temperatura. I valori di irraggiamento incidono molto più sulla 
corrente prodotta dalla cella, mentre la tensione resta pressoché costante al variare dell’irraggiamento. 
Il costruttore di moduli fornisce dei coefficienti che caratterizzano i parametri di cella al variare della 
temperatura per quantificare al meglio il loro comportamento in condizioni diverse dalle condizioni 
STC. I seguenti coefficienti indicano la variazione percentuale del valore di cella considerato 
all’aumentare di un °C della temperatura del modulo: 
- Coefficiente di temperatura di corrente α [%/°C], ha valore positivo intorno a 0.025 %/°C. 
Con il quale è possibile calcolare la corrente di cortocircuito Isc: 
 
   (       )     (   )  
 
      
 (   (          ))                                          (2.5) 
 
- Coefficiente di temperatura di tensione β [%/°C], ha valore negativo  intorno a 0.4 %/°C. 
Permette di calcolare la tensione a vuoto Voc: 
 
   (       )     (   )   (          )                                                                  (2.6) 
 
 
- Coefficiente di temperatura di potenza γ [%/°C], ha valore negativo  intorno a 0.5 %/°C. 
Per calcolare il rendimento η in funzione della temperatura del modulo e dell’irraggiamento: 
 
 (       )   (   )  (    (          )).                                                           (2.7) 
 
Oltre ai fattori temperatura e irraggiamento, la curva caratteristica I – V è diversa a seconda dei valori 
delle resistenze intrinseche della cella. Si definiscono la resistenza serie Rs e la resistenza parallelo 
Rsh: 
 La resistenza Rs è causata da vari fattori: perdite di corrente nei contatti metallici, nelle 
connessioni tra celle e nella giunzione p-n della cella stessa. Essa può essere interpretata 
come l’inverso della pendenza della curva I-V, partendo dalla tensione a vuoto Voc. 
All’aumentare della resistenza Rs la corrente di cortocircuito ISC diminuisce e la Voc resta 
pressoché costante (Figura 2.10). 
 La resistenza Rsh rappresenta un percorso di derivazione per il flusso di corrente generato 
dalla giunzione p-n che bypassa il normale percorso della corrente. Essa è vista come 
l’inverso della pendenza della curva I-V partendo dalla corrente Isc. Al diminuire della 





Figura 2.10: variazioni della curva I – V al variare dei valori della resistenza RS a destra e della resistenza RSH a sinistra. 
 
Un altro dato importante dei moduli fotovoltaici è la vita utile di funzionamento e la relativa garanzia 
del produttore. Attualmente i costruttori assicurano le prestazioni dei moduli prodotti per una durata 
che supera i 20 anni di vita, puntando a raggiungere una vita utile di 30 anni. La garanzia data dai 
produttori dice che il modulo deve funzionare, per tutto il periodo garantito, producendo energia con 
un’efficienza di almeno l’80% rispetto all’efficienza iniziale. Riassumendo, i più importanti requisiti 
per la scelta di un modulo fotovoltaico sono le specifiche elettriche: potenza nominale (Wp), Isc, Voc, 
Imp, Vmp, fill factor, coefficienti di temperatura, rendimento; e le specifiche fisiche: dimensione, peso, 
requisiti di montaggio e assemblaggio. Scelto il tipo di modulo da utilizzare, più moduli vengono 
opportunamente collegati in serie per formare delle stringhe. Più stringhe sono collegate in  parallelo 
per raggiungere la potenza desiderata, formando così un campo fotovoltaico. Le stringhe fotovoltaiche 
in corrente continua possono essere collegate in parallelo con delle ―cassette di parallelo‖ o ―quadri di 
parallelo‖. Il quadro di parallelo che riceve la potenza dalle stringhe viene poi collegato all’inverter. 
 








 Inverter  2.4.
L’inverter è uno dei componenti principale di un impianto fotovoltaico che determina il 5-10% del 
costo complessivo per un impianto industriale, mentre incide fino al 15-25% di un impianto domestico 
off-grid. Esso permette di convertire la potenza continua prodotta dai moduli in potenza alternata per 
alimentare i carichi AC o immettere la potenza in rete. A seconda del tipo di impianto fotovoltaico, gli 
inverter hanno potenze che vanno da poche decine di Watt a MegaWatt.  
L’inverter fotovoltaico ha il compito di convertire la corrente generata dal campo fotovoltaico in 
corrente alternata e renderla disponibile ai carichi o alla rete. La conversione viene attuata con 
componenti di elettronica di potenza che operano solo con stati ―on  – off‖ e sono quindi definiti come 
―switch‖ (interruttori). Solitamente si usano dei transistor come interruttori statici, i quali vengono  
comandati ad alta frequenza da un segnale di apertura e di chiusura per estrarre la massima potenza 
dai pannelli fotovoltaici. Per ottenere un’onda il più possibile sinusoidale viene adottata la logica di 
controllo a PWM: modulazione della larghezza dell’impulso (Pulse With Modulation), la quale 
permette la regolazione sia sul valore efficace della forma d’onda in uscita che sulla frequenza.  
 
 
Figura 2.12:tecnica di controllo PWM di un inverter DC/AC. 
La parte principale dell’inverter, che attua la conversione della potenza, è il ponte a transistor. Esso è 
progettato utilizzando degli interruttori a semiconduttori controllati in chiusura e apertura quali 
MOSFET (Metal-Oxide-Semiconductor Field-Effect Transistor), BJT (Bipolar Junction Transistor) e 
IGBT (Insulated Gate Bipolar Transistor). Nel circuito sono presenti dei filtri per le armoniche di 
corrente con frequenza superiore alla frequenza fondamentale di rete (50 Hz). L’inverter, se 
necessario, viene isolato dal campo fotovoltaico o dalla connessione alla rete tramite degli interruttori. 
Essi permettono il distacco delle stringhe dell’impianto dall’inverter per operazioni di manutenzione o 
se la tensione del campo è troppo bassa. Inoltre sono presenti circuiti di protezione  da sovracorrenti e 




Figura 2.13:schema circuitale inverter fotovoltaico. 
Il circuito del controllore dell’inverter ha vari compiti: comandare la commutazione degli switch, 
stabilire la logica del Maximum Power Point Tracker (MPPT), regolare e garantire i requisiti di 
qualità dell’energia e interfacciamento con la rete, misurare i valori elettrici di input e output 
dell’inverter, comunicare all’utente i dati acquisiti.  Il controllore gestisce il punto di massima potenza 
con tecniche dette MPPT (Maximum Power Point Tracking). Esse permettono di inseguire il punto di 
massima potenza della curva caratteristica I – V, al variare dell’irraggiamento. Ci sono diverse 
tecniche per trovare il punto di massima potenza di un modulo fotovoltaico: 
 inseguimento indiretto del punto MPP; 
 inseguimento diretto del punto MPP. 
Gli inseguitori indiretti sono vantaggiosi per la loro semplicità. Essi danno solo una stima del punto di 
massima potenza, ma non sono in grado di inseguire l’MPP in seguito al degrado o alla presenza di 
polveri sul modulo. Un esempio di tecnica indiretta è quella di variare il punto di massima potenza 
variando la tensione di esercizio di cella: il rapporto tra la tensione Vmpp e la tensione a vuoto Voc è 
circa uguale a 0.76 per le celle a silicio cristallino.  Quindi, si misura la tensione a vuoto della cella e 
poi si ottiene la Vmpp moltiplicando la Voc istantanea per la costante 0.76. Le tecniche di inseguimento 
diretto dell’MPP sono ottenute misurando i valori di corrente e tensione o potenza del generatore 
fotovoltaico, così l’inseguitore è in grado di reagire al variare delle condizioni operative di cella. 
Esistono vari algoritmi di MPPT usati dai produttori di inverter. Di seguito degli esempi di tecniche 
dirette di inseguimento del punto di massima potenza: 
- “The incremental conductance method”: il punto di massima potenza della curva I – V si 
trova calcolando la variazione di conduttanza dI/dV del modulo fotovoltaico in relazione alla 
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Nel punto MPP la dP/dV=0 
  
   
  
  





   
 
 
                                                                                   (2.9) 
 
Così si ottiene la tensione Vmpp quando dI/dV= - I/V. 
 
- Algoritmo “Mountain-climb” o “Perturb and Observe (P&O)": la tensione d’esercizio viene 
cambiata periodicamente con piccoli scostamenti. In seguito alla variazione di tensione, si 
effettua un ulteriore scostamento verso la stessa direzione sulla curva I – V finché la potenza 
aumenta, altrimenti viene effettuato un passo verso la direzione opposta, come mostrato in 





Figura 2.14: principio di funzionamento dell'algoritmo "mountain-climb" di un inseguitore MPPT. 
 
2.4.1.  Inverter per applicazioni on-grid 
Gli inverter per gli impianti fotovoltaici possono avere diverse configurazioni in re lazione alla potenza 
di picco e alla tipologia dell’impianto. Solitamente la scelta  del numero di inverter viene fatta 
cercando un compromesso tra ottimizzazione dei costi dei componenti e ottimizzazione della 
produzione dell’impianto. Ci sono principalmente tre configurazioni per gli inverter degli impianti 
fotovoltaici: 
1. Inverter centralizzati. In questi sistemi i moduli sono collegati in serie fino ad ottenere la 
tensione richiesta dall’inverter, per formare una stringa. Tutte le  stringhe dell’impianto 
vengono connesse in un quadro di parallelo fino ad ottenere la potenza DC da fornire 
all’inverter centralizzato. Esso converte la potenza da continua ad alternata e la inietta nella 
rete elettrica. Questa configurazione viene utilizzata per impianti di grande taglia (centinaia 
di kW a MW), dove aumentare il numero di inverter risulterebbe troppo costoso. Per impianti 
di grossa taglia spesso la potenza DC viene ripartita su due o tre inverter più piccoli collegati 
in parallelo con configurazione master – slave. Uno di essi ha la funzione di master, il quale 
funziona a bassi livelli di irraggiamento, mentre gli altri due rimangono spenti. 
All’aumentare della potenza DC prodotta dall’impianto  si accendono gli altri due inverter 
(slave). Questa configurazione permette di avere un’efficienza più elevata rispetto al singolo 
inverter centralizzato. 
 
Figura 2.15:configurazione master - slave di inverter centralizzato. 
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2. Inverter di stringa – multistringa. Per impianti fotovoltaici con potenze inferiori a 
centinaia di kilowatt, è opportuno utilizzare più inverter collegando ad essi singole stringhe o 
più stringhe in parallelo. Essi permettono di avere rendimenti più elevati rispetto agli inverter 
centralizzati. Infatti, riducono le perdite dovute a ombreggiamenti parziali e a mismatching di 
stringa (diversi valori elettrici in uscita dalle singole stringhe). Gli inverter di stringa hanno 
potenze nominali che vanno da centinaia di Watt a decine di kW. Essi hanno il vantaggio di 
seguire il punto di massima potenza MPP della singola stringa. Sono adatti per tetti domestici 
con diverse orientazioni in cui le stringhe possono avere diverse lunghezze, senza avere 
perdite di prestazione. 
 
Negli inverter multistringa, solitamente sono collegate più stringhe in parallelo. Lato DC 
dell’inverter sono presenti due o tre ingressi con MPPT indipendenti, così da ottimizzare la 
potenza delle varie stringhe al variare delle condizioni di irraggiamento e ombreggiamento. 
 
 
Figura 2.16:configurazione con inverter di stringa. 
3. Micro inverter o inverter di modulo. È possibile utilizzare un inverter per ogni modulo 
dell’impianto fotovoltaico. Così ogni modulo ha un MPPT che ottimizza la potenza prodotta 
e non è limitato dai diversi parametri elettrici o dal diverso irraggiamento degli altri moduli 
dell’impianto. Un’altra possibilità è quella di utilizzare dei convertitori DC/DC che 
ottimizzano la potenza estratta da ogni singolo modulo e la inviano agli inverter con i 
collegamenti in continua. Tuttavia, anche se la potenza viene ottimizzata a livello di modulo, 
l’autoconsumo degli inverter di piccola taglia o dei convertitori DC/DC è più consistente 
rispetto agli inverter di media e grande taglia. Quindi, l’efficienza di conversione dei micro 
inverter è minore degli inverter di stringa, soprattutto in condizioni di scarsa produzione. Essi 
risultano utili per piccoli impianti dove sono presenti ombreggiamenti parziali, mentre per 
grandi impianti con le stesse condizioni di irraggiamento non risultano convenienti. 
 
Figura 2.17: configurazione con micro inverter. 
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2.4.2.  Scelta e dimensionamento inverter 
La caratteristica comune che devono avere gli inverter è quella di convertire la massima potenza 
producibile in qualsiasi condizione di irraggiamento, con un rendimento di conversione molto elevato, 
spesso compreso tra il 95-99%. Solitamente, per avere un rendimento elevato, si cerca di lavorare con 
livelli di potenze (prodotte dal campo fotovoltaico) non troppo minori della potenza nominale 
dell’inverter, per questo spesso l’inverter viene sottodimensionato. La potenza dell’inverter viene 
scelta entro un intervallo compreso tra 0.8 e 1.05 volte la potenza di picco del campo fotovoltaico. 
Anche se la potenza prodotta dal campo fotovoltaico supera la potenza nominale dell’inverter, ciò 
avviene solo per brevi periodi di tempo sopportabili dall’inverter. Inoltre, l’inverter è fornito di un 
dispositivo di limitazione di potenza, nel caso in cui la potenza generata dal campo fotovoltaico sia 
troppo superiore alla nominale. Oltre alla potenza, l’inverter deve essere correttamente dimensionato 
in base alla configurazione elettrica del campo fotovoltaico che ne determina i parametri di tensione e 
corrente in entrata all’inverter. 
 
Figura 2.18: curva di rendimento di un inverter in relazione alla potenza in uscita.  
L’efficienza di conversione dell’inverter dipende anche dal valore della tensione di stringa. Infatti 
minore è la tensione in ingresso rispetto alla tensione nominale di ingresso inverter, tanto minore 
risulta il rendimento a parità di potenza prodotta. Quindi è bene dimensionare stringhe ed inverter tali 
da avere valori di tensione e potenza di stringa entro i valori nominali dell’inverter. In particolare 
devono essere rispettate le seguenti condizioni: 
 Vmin, Tmax > Vinv MPPT min  
La tensione minima di stringa a carico con temperatura elevate dei moduli (65 ÷ 85°C) deve 
essere maggiore della tensione minima di funzionamento MPPT dell’inverter. 
 
 Vmax, Tmin < Vinv MPPT max 
La tensione massima di stringa a carico con temperature basse dei moduli (-10 ÷ 0°C) deve 
essere minore della tensione massima di funzionamento MPPT dell’inverter. 
 
 Voc,max < Vinv, max 
La tensione massima di stringa a vuoto con temperature basse dei moduli (-10 ÷ 0°C) deve 
essere minore della tensione massima di ingresso dell’inverter. 
 
 Isc, max < Isc, inv max  
Il valore di corrente di cortocircuito massima in uscita alle stringhe deve essere minore del 
valore massimo sopportabile dall’inverter. 
Oltre ai parametri elettrici di entrata all’inverter, bisogna considerare il tipo di rete a cui si connette 
l’inverter. L’inverter deve essere adatto alla rete elettrica di distribuzione monofase (230 V), trifase di 
bassa tensione (400 V) o media tensione.  
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 Cablaggio e dispositivi di protezione 2.5.
Oltre ai componenti principali del sistema, quali i moduli fotovoltaici e gli inverter, sono presenti altri 
componenti nel circuito elettrico necessari al corretto funzionamento dell’impianto fotovoltaico. I cavi 
elettrici di collegamento dei moduli fotovoltaici, stringhe fotovoltaiche e inverter, sono progettati per 
avere una durata di 25-30 anni, corrispondente alla vita utile dell’impianto stesso . I cavi di 
collegamento dei moduli fotovoltaici vengono connessi sulla superficie posteriore di ogni modulo, 
dove la temperatura estiva può raggiungere i 70-80°C. Perciò essi devono sopportare temperature 
elevate ed essere esposti ai raggi ultravioletti durante tutte le ore diurne di irraggiamento senza 
danneggiarsi. Rispettati i requisiti di protezione, i cavi devono avere una tensione nominale adatta ai 
valori di tensione delle stringhe dell’impianto fotovoltaico. Per la scelta dei cavi devono essere 
rispettate le seguenti condizioni: 
{
         
                   
  (2.10) 
Con: 
- V – tensione nominale; 
- Voc – tensione a vuoto della stringa in condizioni STC; 
- V0 – tensione verso terra. 
Per soddisfare i requisiti in formula (2.10), si utilizzano particolari cavi unipolari detti cavi solari 
del tipo FG21M21 con le seguenti specifiche: 
 Temperatura di funzionamento maggiore di 90°C; 
 Isolamento e guaina in gomma; 
 Tensione Nominale 0.6 – 1 kV; 
 Elevata resistenza ai raggi ultravioletti. 
Per il cablaggio dei cavi dai quadri di parallelo agli inverter e tutti i cablaggi fino al contatore di 
energia, i cavi si trovano a temperature più basse, perciò possono essere usati dei cavi non solari. Per 
la posa all’interno si usano cavi del tipo N07V-K. Per la posa all’esterno, come nella maggior parte 
dei casi, devono essere utilizzati cavi per bassa tensione con guaina del tipo FG7OR 0.6-1 kV, disposti 
all’interno di tubi protetti dai raggi ultravioletti.  
La scelta della sezione dei cavi da utilizzare deve garantire che essi siano protetti da sovraccarico, che 
abbiano una caduta di tensione di valore ammissibile e che siano coordinati con le protezioni. La 
sezione del cavo conduttore determina il valore della portata del cavo, cioè la massima corrente 
sopportabile dal cavo in regime termico senza superare la temperatura massima di funzionamento. La 
portata dei cavi solari dipende dalla temperatura ambiente e dal tipo di posa. Per questo, il costruttore 
riporta sulla scheda tecnica del cavo la portata con riferimento alla condizione di posa e ad una 
determinata temperatura ambiente. Per un corretto dimensionamento, la portata del cavo Iz [A] deve 
rispettare la seguente condizione:  
Iz > IB  [A] 
dove IB è la corrente di impiego del circuito cioè: 
1.             
2.               
(2.11) 
1. IB per cavi di collegamento tra i moduli di stringa, dove ISC è la corrente di cortocircuito dei 
moduli; 
2. IB per cavi di collegamento tra il quadro di parallelo e l’inverter, dove n è il numero di 
stringhe in parallelo. 
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La caduta di tensione dei cavi di un impianto fotovoltaico deve essere contenuta entro l’1-2% della 
tensione di stringa, per limitare al massimo la perdita di energia dovuta ad effetto Joule sui cavi. La 
sezione, lunghezza e portata del cavo incidono sulla caduta di tensione secondo la formula: 
   
      
   
 (2.12) 
Dove:  
- ΔU: caduta di tensione; 
- IB: corrente di impiego [A]; 
- L: lunghezza della linea [m]; 
- k: coefficiente dipendente dal materiale conduttore, k=53 per rame, k=33 per alluminio; 




Figura 2.19: correnti di impiego per i cavi di stringa e di collegamento all’inverter. 
L’impianto fotovoltaico deve essere correttamente protetto contro cortocircuiti, sovracorrenti e 
sovratensioni, perciò vengono adottati dei dispositivi di protezione all’interno dell’impianto . Per 
proteggere il circuito elettrico dalle sovracorrenti, che si manifestano a seguito di un cortocircuito, gli 
interruttori automatici devono rispettare le seguenti condizioni: 
a) il valore massimo della corrente di c.c. presunta in qualsiasi punto della conduttura deve 
essere inferiore al potere di interruzione del dispositivo automatico di interruzione; 
b) in qualsiasi punto della conduttura deve essere soddisfatta la seguente relazione: 
 
∫             (2.13) 
 
Dove: 
- I è il valore della corrente di cortocircuito [A]; 
- T è il tempo in secondi; 
- S è la sezione del conduttore mm
2
; 
- K è un coefficiente che vale 115 per i cavi isolati in PVC, 135 per i cavi isolati in gomma 





c) Per gli interruttori automatici: 
             
 
           
 
Per i fusibili:                                                                                                                (2.14) 
             
 
           
 
Dove: 
- Ib: valore della corrente di impiego della conduttura; 
- In: valore della corrente nominale del dispositivo di protezione; 
- Iz: valore della portata della conduttura; 
- If: valore della corrente di intervento del dispositivo di protezione; 
Gli interruttori automatici magnetotermici risultano i più efficaci per protezioni da sovracorrenti. Sono 
inoltre presenti fusibili per proteggere le singole stringhe e degli interruttori per proteggere i sotto 
campi di stringhe in parallelo in DC. Gli interruttori di manovra e sezionatori, presenti nell’impianto, 
sono dimensionati per portare e interrompere correnti durante il normale funzionamento del circuito. 
Inoltre devono sopportare correnti in condizioni di corto circuito, per una durata specificata. Essi 
hanno una tensione nominale almeno uguale alla tensione a vuoto del campo fotovoltaico o delle 
stringhe considerate. Per la protezione sul lato AC, il sistema deve essere protetto mediante un 
dispositivo di interruzione differenziale o automatico, atto a evitare tensioni pericolose sulle masse 
dell’impianto.  
 
Figura 2.20: schema delle protezioni lato DC e AC di un impianto fotovoltaico . 
Se l’impianto fotovoltaico altera la sagoma dell’edificio in cui è installato, è necessario valutare 
l’installazione di un sistema di protezione contro fulminazioni (parafulmini LPS), il quale deve essere 
collegato all’impianto di messa a terra. Inoltre possono essere installati degli scaricatori di tensione 
SPD (Surge Protection Device) per proteggere l’impianto da sovratensioni di origine atmosferica o 




Figura 2.21: impianto di protezione da sovratensioni. 
 
 Schema di connessione alla rete elettrica 2.6.
La tensione di rete a cui si può collegare un impianto fotovoltaico dipende principalmente dalla 
potenza nominale dell’impianto. Secondo la norma CEI 0-16, i valori di potenza in relazione al livello 
di tensione della rete di collegamento trifase, sono i seguenti in Tabella 2-3. 
Tabella 2-3: livelli di tensione della linea di connessione trifase in funzione della potenza di impianto.  
 
Gli impianti fotovoltaici collegati alla rete mediante un sistema elettrico monofase possono avere una 
potenza complessiva fino a 6 kW  per impianti in BT e fino a 10 kW per impianti in MT. Per gli 
impianti fotovoltaici connessi alla BT con sistema elettrico trifase è possibile utilizzare anche 
generatori monofase a condizione che: 
- la potenza dei generatori sia equamente ripartita sulle singole fasi; 
- la differenza tra la fase con potenza maggiore e quella con potenza minore non sia superiore 
ai 6 kW. 
Gli impianti di produzione connessi alla rete elettrica pubblica devono avere tre livelli di protezione: 
- Dispositivo generale DG; 
- Dispositivo di interfaccia DDI; 
- Dispositivo di generatore DDG. 
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2.6.1. Dispositivo Generale (DG) e Sistema di Protezione Generale (SPG) 
Il dispositivo generale DG è costituito da un interruttore automatico che separa l’intero impianto 
utente dalla rete elettrica in caso di guasto a valle del punto di connessione, cioè per un guasto interno.  
Il DG deve sempre essere presente. Per impianti connessi alla BT, il DG è un interruttore automatico 
onnipolare conforme a norma CEI EN 60898. Esso deve avere un potere di interruzione non inferiore 
al valore della corrente di cortocircuito dell’impianto. In alternativo al DG è possibile utilizzare un 
interruttore di manovra – sezionatore combinato con fusibili. Per impianti connessi alla rete di media 
tensione, il DG è costituito da un interruttore di tipo automatico più un sezionatore oppure  un 
interruttore automatico in esecuzione estraibile. In MT il controllo del DG deve essere gestito dal 
sistema di protezione generale SPG a mancanza di tensione, alimentato da un UPS. 
Il Sistema di Protezione Generale è costituito da sensori di misura e da due relè con le seguenti 
caratteristiche: 
 Relè di massima corrente a tre soglie di intervento: 
 I >>> (soglia 50 istantanea per rilevazione cortocircuito), a tempo indipendente;  
 I >> (soglia 51 con ritardo intenzionale per rilevazione cortocircuito), a tempo 
indipendente; 
 I > (sovraccarico), a tempo dipendente. 
 Relè di massima corrente omopolare di terra 51N a due soglie di intervento a tempo 
indipendente. 
2.6.2.  Dispositivo di interfaccia (DDI) e sistema di protezione di interfaccia 
(SPI) 
Il Dispositivo di Interfaccia (DDI) separa l'impianto di produzione dalla rete di distribuzione. Ha lo 
scopo di evitare che in caso di mancanza dell'alimentazione sulla rete, l’utente possa alimentare la rete 
stessa. Infatti in seguito ad un guasto nella rete di distribuzione, l’impianto fotovoltaico potrebbe 
continuare ad alimentare il guasto in rete, causando situazioni di pericolo. Per impianti con più 
generatori, il dispositivo di interfaccia dovrebbe essere unico e tale da escludere contemporaneamente 
tutti i generatori fotovoltaici. Per impianti connessi alla rete di BT, il DDI è costituito da un 
interruttore di manovra-sezionatore o interruttore automatico idoneo al sezionamento  e da un 
contattore onnipolare. Quando il DDI è installato sul livello di MT, esso è composto da un interruttore 
tripolare con sganciatore di apertura a mancanza di tensione e un sezionatore, installato a monte o a 
valle dell’interruttore. Sono ammessi più dispositivi DDI sia sulla BT che sulla MT purché il comando 
di scatto di ciascuna protezione agisca su tutti i DDI. 
Sia l’interruttore che il contattore onnipolare del DDI devono essere asserviti ad un sistema di 
protezione di interfaccia SPI, il quale deve garantire le seguenti funzioni: 
 Protezione di massima (59S1 e 59S2) e minima tensione (27S1 e 27S2); 
 Protezione di massima (81>S1 e 81>S2) e minima frequenza (81<S1 e 81<S2); 
 capacità di ricevere segnali su protocollo IEC 61850 per l’abilitazione soglie di 
frequenza e comando di telescatto. 
 massima tensione omopolare V0 lato MT 59N (per DDI in MT). 
L’attivazione delle suddette protezioni deve sempre determinare l’apertura del dispositivo di 
interfaccia. 
Il DDI deve essere dotato di bobina di apertura a mancanza di tensione. Essa è posta in serie ai 
contatti di scatto del sistema di protezione di interfaccia SPI e deve aprire il circuito del dispositivo in 
caso di: 
 corretto intervento delle protezioni; 
 guasto interno alle protezioni; 
 mancanza di tensione in rete. 
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2.6.3.  Dispositivo di Generatore (DDG)  
Il Dispositivo di Generatore (DDG) separa il generatore fotovoltaico dall’impianto elettrico del 
produttore. Esso deve garantire:  
 Il corretto funzionamento e arresto dell’impianto di produzione in condizioni 
d’esercizio in assenza di guasti o di funzionamenti anomali del sistema di 
produzione; 
 la protezione dell’impianto di produzione in caso di guasto o di funzionamento 
anomalo dell’impianto di produzione 
 l’intervento coordinato del DDG, DI e DG in caso di guas ti sulla rete del 
Distributore.  
Per gruppi di generazione in MT, il DDG può essere costituito da un interruttore tripolare in 
esecuzione estraibile con sganciatori di apertura, oppure un interruttore tripolare con sganciatore di 
apertura ed un sezionatore installato sul lato rete dell’interruttore. Per gruppi di generazione in BT, il 
DDG può essere costituito da interruttore automatico. In seguito sono riportati due esempi di schemi 
di collegamento di impianti fotovoltaici collegati alla rete di bassa tensione e di media tensione 
















 Perdite negli impianti fotovoltaici 2.7.
La riduzione negli anni del costo del fotovoltaico (€/kWp) è dovuta principalmente all’incremento 
dell’affidabilità dei sistemi fotovoltaici e della durata di vita dei moduli fotovoltaici. Le statistiche 
attuali stimano un coefficiente di degradazione delle prestazioni media di 0.8 %/anno. Per migliorare 
l’affidabilità e la vita degli impianti fotovoltaici bisogna comprendere quali sono le perdite ch e 
provocano il degrado prestazionale durante il ciclo di vita dell’impianto. 
2.7.1.  Balance of System 
Nei sistemi fotovoltaici, la potenza prodotta dai moduli in condizioni STC spesso differisce dalla 
potenza che viene erogata alla rete o all’utente. Vengono definiti ―Balance of system‖ (BOS) tutti i 
componenti di un sistema fotovoltaico (visti nei capitoli precedenti) ad eccezione dei moduli 
fotovoltaici.  I componenti di sistema provocano delle perdite di produzione di energia rispetto 
all’energia prodotta dal modulo. La scelta e la configurazione dei componenti stessi può portare a 
perdite di sistema più o meno consistenti. I principali fattori di perdite di sistema sono riassunti nella 
Tabella 2-4 seguente. 
 
Tabella 2-4: perdite di sistema tipiche in percentuali. 
 
Le perdite per effetto della temperatura sono dovute alle variazion i della curva I – V al cambiare della 
temperatura dei moduli, come è stato mostrato nella Figura 2.9 del paragrafo 2.3. Infatti solitamente la 
temperatura dei moduli e le condizioni operative sono diverse dalle condizioni STC. Tali perdite sono 
stimate all’8 ÷ 10% se il sistema è correttamente ventilato ed arrivano fino al 15% per sistemi non 
ventilati. 
Una parte della luce del sole viene riflessa dalla superficie dei moduli fotovoltaici e perciò non 
contribuisce alla produzione di energia. La percentuale di luce riflessa dipende dall' angolo con cui la 
luce incontra la superficie e quindi dall’inclinazione degli impianti fotovoltaici. Le perdite per 
riflessione sono stimate intorno al 3 ÷ 4%.  
Le perdite per ombreggiamento sono dovute a cause sistematiche come l’ombra causata dalle file 
adiacenti di moduli o da ostacoli esterni che ombreggiano parte dell’impianto fotovoltaico (camini, 
alberi, linee elettriche aeree, antenne tv, ecc…). Un ombreggiamento di una piccola parte di campo 
fotovoltaico può ridurre l’energia prodotta fino all’80%. Infatti, se un modulo di una stringa è 
ombreggiato tutta la stringa ne risente; in quanto la corrente di stringa deve essere uguale a quella che 
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circola nel modulo ombreggiato. Gli ombreggiamenti possono provocare una sensibile diminuzione 
dell’energia prodotta e devono essere tenuti in considerazione in fase di progetto dell’impianto.  
Le linee di collegamento tra i moduli in DC e le linee di collegamento tra inverter e rete elettrica in 
AC sono sede di perdite, le quali portano ad una perdita percentuale dell’1 ÷ 2%. 
Anche l’inverter come è stato visto nel paragrafo 2.4 è sede di perdite di conversione, le quali si 
attestano attorno al 3 ÷ 5%. 
Le perdite per mismatching sono dovute alle prestazioni elettriche non uniformi dei vari moduli 
presenti nel sistema. Ci possono essere mismatching di corrente per moduli collegati in serie e 
mismatching di tensione per moduli di stringhe collegate in parallelo. Queste prestazioni non uniformi 
diminuiscono la quantità di energia prodotta dal sistema di circa l'1% per impianti di piccola potenza, 
del 3 ÷ 4% per medie potenze e del 5 ÷ 6% per grandi potenze. Una buona progettazione e scelta dei 
componenti di sistema permette di confinare tali perdite all’1 ÷ 2%.  
Altri fattori di perdita sono l’inquinamento di polveri e sporcizia che si depositano  sulla superficie dei 
moduli fotovoltaici, i quali riducono la produzione di energia annuale. Questi effetti variano in base 
alla stagione e al tipo di clima presente nel sito di installazione. Per limitare queste perdite è utile 
valutare dei lavaggi nel corso degli anni di vita dell’impianto. Studi riportano che , effettuando un 
lavaggio durante la stagione secca, si possono abbassare le perdite dovute all’accumulo di polveri da 
un 6% ad un 3%. 
Complessivamente le perdite di sistema (BOS) possono variare tra il 15% e il 30% a seconda della 
taglia dell’impianto fotovoltaico e dei tipi di componenti utilizzati per la realizzazione dell’impianto.   
 
2.7.2.  Perdite del modulo fotovoltaico – Pv module Failures 
Si definisce ―perdita del modulo fotovoltaico o guasto‖ (failure) un qualsiasi effetto che origina una 
diminuzione della potenza del modulo non reversibile o che produce un problema di sicurezza  del 
modulo. Altri effetti come difetti estetici dei moduli che non comportano quanto detto sopra non sono 
considerati perdite del modulo. I moduli fotovoltaici sono caratterizzati da perdite che si riscontrano in 
periodi differenti della loro vita (Figura 2.24). Esistono perdite iniziali, perdite di medio termine e 
perdite di degradazione nel lungo termine. Le perdite iniziali avvengono all’inizio della vita operativa 
del modulo. Le più importanti perdite iniziali sono la rottura dei contatti della junction box, rottura del 
vetro dei moduli, rottura delle interconnessioni tra le celle, perdite di adesione della cornice del 
modulo. Le perdite di medio termine più significative riguardano la rottura dei diodi, la rottura delle 
celle, la delaminazione e l’effetto PID. Tutti questi fenomeni portano a perdite di degrado nel lungo 
periodo, determinando così la durata di vita operativa del modulo fotovoltaico. 
 
Figura 2.24: scenari possibili di perdite durante la vita operativa di moduli al silicio cristallino.  
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La rottura delle celle può non essere visibile ad occhio nudo in quanto avviene all’interno dello strato 
di silicio. Essa può essere causata dai vari processi che subisce la cella in fase di costruzione e 
trasporto del modulo. Durante la vita operativa del modulo piccole crepe nella cella fotovoltaica 
possono diventare più grandi a causa di stress meccanico per azione del vento – neve e stress termico 
per le alte temperature raggiunte dal modulo. In base al tipo di crepa e ai tipi di stress a cui viene 
sottoposta la cella, essa può arrivare ad essere completamente inattiva causando perdite di potenza nel 
modulo. La potenza persa varia a seconda della percentuale di area inattiva della cella. In un modulo 
da 60 celle con 3 diodi di bypass, una cella inattiva all’8%  non comporta perdite di potenza. Mentre 
una cella inattiva al 50% può portare a perdere un terzo della potenza complessiva del modulo. 
La delaminazione del modulo avviene quando l’adesione tra gli strati di incapsulante e strati attivi 
viene meno. La perdita di adesione provoca l’infiltrazione di polveri e umidità all’interno del modulo 
con conseguente degradamento delle prestazioni e fenomeni di corrosione .  La separazione degli strati 
per delaminazione fa aumentare la riflessione della radiazione incidente, perciò la potenza prodotta 
può ridursi fino al 4%. 
Un effetto non visibile ad occhio nudo è l’effetto PID: Potential Induced Degradation. Nei sistemi 
fotovoltaici con inverter senza trasformatore, le stringhe non sono connesse al potenziale di terra e 
possono avere potenziale sia positivo sia negativo rispetto a terra, come rappresentato in Figura 2.25. 
 
Figura 2.25: potenziale di stringa connessa ad un inverter senza trasformatore.  
Per moduli in silicio cristallino con drogaggio di tipo-p, in prossimità del polo negativo della stringa si 
ha una differenza di potenziale elevata tra le celle fotovoltaiche e la cornice del modulo, connessa a 
terra per sicurezza. Questa differenza di potenziale genera una corrente di dispersione dall’interno 
della cella verso la cornice all’esterno del modulo (Figura 2.26). La corrente di dispersione, causata 
per effetto PID, è dell’ordine dei micro Ampere (µA). Essa dipende da vari fattori quali umidità e 
temperature del modulo, tensione applicata e materiali del modulo. L’effetto PID riduce l’effetto 
fotovoltaico abbassando il fill factor della curva I – V specialmente con bassi valori di irraggiamento. 
Inoltre, a lungo termine l’effetto PID causa un degradamento dei materiali del modulo per corrosione 
e quindi una riduzione delle prestazioni in termini di potenza. L’effetto PID può essere ridotto 
invertendo il potenziale alle stringhe durante le ore notturne, in modo da invertire la direzione delle 
correnti di dispersione. 
 
Figura 2.26: corrente di dispersione causata per effetto PID. 
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3. Analisi dell’impianto fotovoltaico di Fischer Italia 
 
Allo scopo di controllare il corretto funzionamento e garantire elevate prestazioni di un impianto 
fotovoltaico è utile effettuare un lavoro di monitoraggio periodico. Dai risultati del monitoraggio è 
possibile riscontrare eventuali cause di malfunzionamento del sistema. L’analisi di monitoraggio 
permette di valutare la possibilità di effettuare interventi all’impianto che possano migliorare le 
prestazioni del sistema fotovoltaico. Nei capitoli successivi viene descritto l’impianto fotovoltaico di 
Fischer Italia e successivamente i metodi di monitoraggio utilizzati per valutare le prestazioni e le 
eventuali perdite. 
 
 Descrizione dell’impianto 3.1.
L’impianto fotovoltaico analizzato presso l’azienda Fischer Italia S.r.l, è realizzato sul tetto del 
―Palazzo Tecno‖, uno dei palazzi aziendali. L’impianto ha i seguenti dati di localizzazione: 
 Indirizzo: Corso Stati Uniti 25, Padova, 35127; 
 Latitudine – longitudine: 45.392425 – 11.948410; 
 Angolo di azimut: 25° Sud – Ovest; 
 Inclinazione moduli: 10° - 25° - 30° (variabile come descritto in seguito); 
 Altitudine: 28 metri s.l.m. 
 
Figura 3.1: vista satellitare dell'impianto fotovoltaico Fischer Italia. 
L’impianto fotovoltaico, entrato in esercizio il 30 novembre 2011, è installato sul tetto del palazzo 
Tecno con diverse strutture di supporto a seconda della conformazione del tetto sottostante.  Si 





Figura 3.2: disposizione strutture dei moduli fotovoltaici sul tetto del palazzo Tecno. 
 STRUTTURA 1: costituita da 6 moduli fotovoltaici installati su tetto piano con struttura 
triangolare in alluminio ―Fischer STFS‖ e inclinazione di 10° (angolo di tilt); 
 
 STRUTTURA 2: costituita da 84 moduli fotovoltaici installati su cupolini in lamiera grecata 
con inclinazione di 10° (angolo di tilt); 
 
 STRUTTURA 3: costituita da 540 moduli fotovoltaici installati su copertura a shed con 




 STRUTTURA 4: costituita da 10 moduli fotovoltaici installati su tetto piano con struttura 
triangolare in alluminio ―Fischer STFN 30°‖ e inclinazione di 30° (angolo di tilt); 
 
 STRUTTURA 5: costituita da 56 moduli fotovoltaici installati su tetto piano tra shed con 
inclinazione di 25° (angolo di tilt); 
 
 STRUTTURA 6: costituita da 54 moduli fotovoltaici installati su tetto piano con 
inclinazione di 30° (angolo di tilt); 
 
Figura 3.3: tipi di struttura in cui sono installati i moduli dell'impianto fotovoltaico.  
L’impianto fotovoltaico ha una potenza complessiva di 172.5 kWp realizzato con un totale di 750 
moduli fotovoltaici in silicio policristallino con potenza nominale di 230 Wp. Il modello utilizzato è 






Figura 3.4: dati elettrici e termici modulo fotovoltaico Solon Blue 220-16. 
 
Figura 3.5: caratteristiche meccaniche e garanzie modulo fotovoltaico Solon Blue 220-16. 
I moduli dell’impianto fotovoltaico sono connessi in serie tra loro formando complessivamente 39 
stringhe. Le stringhe, connesse in parallelo tra loro, formano complessivamente 13 campi fotovoltaici 
indipendenti. I campi fotovoltaici vengono collegati agli inverter per effettuare la conversione da 
corrente continua a corrente alternata. In figura seguente viene illustrato lo schema di collegamento 




Figura 3.6: disposizione delle stringhe e dei campi fotovoltaici sul tetto  del palazzo Tecno. 
38 
 
I 13 campi fotovoltaici hanno potenza diversa a seconda del numero di moduli e stringhe che li 
costituiscono. Nella tabella seguente vengono descritti i dati di configurazione dei campi fotovoltaici. 

















 CAMPO I1 13,8 60 3 20 591.6 23.34 
CAMPO I2 13,8 60 3 20 591.6 23.34 
CAMPO I3 13,8 60 3 20 591.6 23.34 
CAMPO I4 13,8 60 3 20 591.6 23.34 
CAMPO I5 13,8 60 3 20 591.6 23.34 
CAMPO I6 13,8 60 3 20 591.6 23.34 
CAMPO I7 13,8 60 3 20 591.6 23.34 
CAMPO I8 13,8 60 3 20 591.6 23.34 
CAMPO I9 13,8 60 3 20 591.6 23.34 
CAMPO I10 12,88 56 3 18-18-20 553.15 23.34 
CAMPO I11 13,8 60 3 20 591.6 23.34 
CAMPO I12 6,9 30 2 15 443.7 15.56 
CAMPO I13 14,72 64 4 16 473.28 31.12 
 
I diversi campi fotovoltaici sono indipendenti tra loro. L’energia raccolta da ogni singolo campo 
fotovoltaico viene inviata a un inverter trifase di potenza nominale 12.5 kW. Sono presenti 13 inverter 
ognuno relativo a un campo fotovoltaico. Gli inverter sono tutti del tipo ―Power One Aurora PVI-
12.5‖ con i seguenti dati di targa: 
Tabella 3-2: dati nominali degli inverter Power One utilizzati nell'impianto fotovoltaico. 
Tipo PVI-12.5-OUTD-FS-IT 
Tecnologia PWM 
Potenza nominale uscita inverter 12.5 kW 
Tensione massima in ingresso consentita 850 V 
Corrente massina in ingresso consentita 36 A 
Efficienza pesata (europea) 97.2 % 
Tensione in uscita 400 V 
Frequenza in uscita 50 Hz 
Numero di MPPT indipendenti 2 
 
Ciascun inverter di impianto ha due inseguitori di MPP indipendenti grazie ai quali è possibile 
collegare le stringhe su due ingressi indipendenti. È possibile collegare fino a 3 stringhe per singolo 
MPPT. Per gli inverter dei campi da 1 a 11, c’è una stringa collegata a un MPPT e le altre due stringhe 





Figura 3.7: collegamento stringhe agli inverter da 1 a 11. 
L’inverter 12 ha solo due stringhe connesse ciascuna su un MPPT (Figura 3.8). 
 
Figura 3.8:collegamento stringhe a inverter 12. 
L’inverter 13 ha quattro stringhe uguali da 16 moduli delle quali due connesse a un MPPT e le altre 
due al secondo MPPT come nella figura seguente (Figura 3.9). 
 
Figura 3.9:collegamento stringhe a inverter 13. 
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Gli inverter lato alternata sono a collegati a un quadro generale di parallelo rete ―GB‖  tramite dei cavi 
―FG7(O)R 0,6/1kV‖. Il quadro GB contiene l’interruttore generale che funge da dispositivo 
d’interfaccia (DDI). Il quadro è del tipo a scomparti segregati per apparecchiature e sbarre (forma 2 
secondo CEI 17.13-1), con interruttori di tipo scatolato – modulare che fungono anche da dispositivi 
di generatore (DDG); essi hanno potere di interruzione Icu= 40 kA. All’interno del quadro GB è 
collocato il contatore di produzione di energia. Esso è collegato con inserzione semidiretta (con TA) 
secondo le specifiche di legge vigenti in merito alle disposizioni antifrode. Parte del quadro viene 
alimentato dall’UPS locale di potenza 3kVA, monofase, con autonomia 20 minuti. L’UPS alimenta il 
quadro automazione (=AB), il contattore di produzione e tutti gli ausiliari del quadro di parallelo 
(GB). L’impianto fotovoltaico è collegato alla rete tramite un interruttore sul quadro BT aziendale 
esistente, che fa da dispositivo generale (DG) ubicato all’interno della Cabina MT/BT dello 
stabilimento. 
 






Sistema di monitoraggio dell’impianto fotovoltaico 3.2.
Lo scopo principale del sistema di monitoraggio dell’impianto è quello di permettere il controllo del 
buon funzionamento e la manutenzione dell’impianto nel modo più efficiente possibile. Il Sistema di 
Controllo Centralizzato è costituito dal quadro di automazione AB, dove ci sono le schede PLC per 
l’acquisizione di segnali I/O, per tutti i parametri di stato del sistema elettrico e di conversione dai 
quadri elettrici. Il Sistema di Supervisione e di controllo raccoglie i dati di funzionamento dei vari 
sottosistemi (impianti elettrici, produzione energia, ecc.), utilizzando protocolli di comunicazione di 
tipo RS485. Il sistema di monitoraggio acquisisce i dati elettrici direttamente dagli inverter disposti 
sul tetto. Inoltre sono presenti dei sensori di irraggiamento e sensori di temperatura disposti 
nell’impianto: 
 2 Sensori di irraggiamento ―ISET sensor‖:  
un sensore disposto con inclinazione a 10° sui moduli del CAMPO I12 struttura 1; 
un sensore disposto con inclinazione a 30° sui moduli del CAMPO I13 struttura 4; 
il sensore è costituito da una cella fotovoltaica di riferimento, la quale produce una 
corrente proporzionale alla radiazione solare incidente sulla superficie del sensore. 
 
 4 sensori di temperatura ―PT100‖: 
un sensore (T2) installato sul retro di un modulo a 10° del CAMPO I12 struttura 1;  
un sensore (T3) installato sul retro di un modulo a 30° del CAMPO I13 struttura 4; 
un sensore (T4) installato sul retro di un modulo a 25° del CAMPO I8 struttura 3; 
un sensore (T1) di temperatura ambiente posto sul tetto vicino al quadro GB. 
 
Figura 3.11:disposizione dei sensori di irraggiamento e temperatura presenti nell'impianto. 
I dati elettrici relativi alla produzione fotovoltaica, i dati ambientali di irraggiamento e temperature 
sono raccolti su server e attualmente resi disponibili dal portale di monitoraggio ―Esapro‖ : 
https://portal.esapro.it/ a partire dal 28 giugno 2016. Il portale Esapro permette di estrapolare i valori 
dei dati di impianto con un intervallo di 15 minuti. Sono resi disponibili i seguenti dati elettrici, di 
irraggiamento e di temperatura: 
 Potenza Attiva in uscita ai singoli inverter in corrente alternata PAC; 
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 Energia prodotta in uscita ai singoli inverter in corrente alternata EAC; 
 Potenza attiva complessiva AC e energia complessiva AC prodotta dall’impianto;  
 Irraggiamento (W/m2) e irraggiamento integrale (kWh/m2) dei moduli a 10° e 30°; 
 Temperature dei moduli a 10°, 25°, 30° e temperatura ambiente. 
Il portale Esapro si presenta con una schermata iniziale dove è tracciato il grafico della potenza AC 
complessivamente prodotta dall’impianto durante il corso di una giornata (Figura 3.12). 
 
Figura 3.12:schermata principale del portale Esapro dell'impianto fotovoltaico Fischer Italia.  
Il portale Esapro inoltre permette il tracciamento delle grandezze suddette su base giornaliera. Nella 
sezione grafici del sito è possibile confrontare diverse curve nello stesso grafico. Questo è utile ad 
esempio per confrontare l’andamento delle potenze, delle performance dei singoli inverter, 
dell’irraggiamento, ecc... Nella Figura 3.13 sono messe a confronto le curve della potenza lato AC 
dell’inverter 13 (curva blu) con le curve dell’irraggiamento a 30° nel corso delle giornate (curva 
verde). Nella giornata del 9 marzo 2017 si notano dei picchetti negativi sia per la curva 
dell’irraggiamento che per la curva della potenza AC dell’inverter 13. Questi picchetti sono dovuti ad 
ombreggiamenti sui moduli fotovoltaici, infatti avvengono negli stessi intervalli di tempo per le due 
curve a confronto. Nella giornata dell’11 marzo la curva delle potenze rispecchia chiaramente 
l’andamento della curva di irraggiamento dimostrando un corretto funzionamento dell’inverter per 
giornate soleggiate.  
 
Figura 3.13:grafico dell'andamento della potenza AC dell'inverter 13 (curva blu) e dell'inverter 11 (curva arancione) nella 
giornata del 31 marzo 2017. 
Precedentemente al 2016, l’impianto di monitoraggio non era gestito dalla società Esapro, perciò sono 
disponibili solamente i dati storici di produzione di energia (kWh) e irraggiamento integrale (kWh/m
2
) 
giornalieri di impianto dal 2013 al 2015. Mentre i dati di produzione di energia mensile (kWh) sono 
disponibili dall’entrata in esercizio dell’impianto (fine 2011). 
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 Analisi delle prestazioni di impianto 3.3.
Il lavoro di monitoraggio delle prestazioni consiste nello studio dei dati elettrici giornalieri 
dell’impianto al fine di determinare dei parametri indicativi delle prestazioni del sistema. I principali 
coefficienti di prestazione di impianto, utilizzati per l’analisi, sono descritti in seguito. 
3.3.1. Performance Ratio 
Il coefficiente di performance (PR: Performance Ratio) è uno dei parametri più importanti per valutare 
il comportamento complessivo di un impianto fotovoltaico. Dal calcolo del coefficiente PR è possibile 
capire quanto efficiente è l’impianto. Si possono studiare le prestazioni e le perdite di degradazione 
dell’impianto sul breve e sul lungo periodo. Più il valore di PR è vicino ad uno, più efficace è il 
funzionamento dell'impianto fotovoltaico. Tuttavia, ottenere un PR unitario non è possibile a causa 
delle perdite presenti nel sistema fotovoltaico. Le performance dell’impianto possono variare anche di 
molto, giorno per giorno. Infatti il PR è influenzato da vari fattori quali: 
 Temperatura: la potenza prodotta si riduce all’aumentare della temperatura. Infatti la 
temperatura del modulo può raggiungere più di 80°, a seconda della presenza o meno di una 
adeguata ventilazione sul modulo; 
 Perdite per ombreggiamento; 
 Sporcizia e polvere che si accumulano sulla superficie dei moduli bloccando il passaggio 
della radiazione solare; 
 Mismatching e perdite nei cavi;  
 Rendimento dell’inverter. 
 
 
Figura 3.14: descrizione dei parametri di rendimento a seconda del punto di misura selezionato.  
Il calcolo del coefficiente di performance ratio può essere effettuato su vari livelli come mostrato in 
Figura 3.14. A seconda del punto considerato per la misura si possono distinguere vari parametri 
definiti come: 
 Indice solare energetico di riferimento o ―reference yield‖ (Yr - yr); 
 Indice energetico del campo fotovoltaico o ―array yield‖ (Ya – ya); 
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 Indice energetico del sistema fotovoltaico o ―system yield‖ (Yf – yf); 
 Perdite di cattura o ―Array capture losses‖ (LC – lC); 
 Perdite di sistema o ―System losses‖ (Ls – ls). 
Gli indici proposti sopra vengono rappresentati in seguito con lettere maiuscole (Yx) relativamente ai 
valori di energia prodotta in un certo intervallo di tempo. Mentre i valori in lettere minuscole  (yx) sono 
inerenti a valori istantanei di potenza. I valori di potenza, ottenuti dal sistema di monitoraggio, sono 
calcolati facendo una media dei valori di potenza sul più piccolo intervallo di tempo disponibile (15 
minuti per i dati da Esapro).  
Il reference yield Yr è definito come il rapporto tra l’integrale dell’irraggiamento solare in un certo 




   
∫ ( )  
    
 
  
    
 (3.1) 
        Dove: 
 G è l’irraggiamento solare globale misurato sul piano dei moduli in W/m2; 
 GSTC = 1000 W/m
2
 è l’irraggiamento nelle condizioni STC; 
 Hi è la radiazione solare globale incidente sul piano dei moduli in Wh/m
2
. 
Il reference yield giornaliero rappresenta il numero di ore equivalenti giornaliere, durante le quali 
l’irraggiamento solare dovrebbe essere pari al valore di irraggiamento GSTC, per fornire lo stesso 
valore di radiazione solare misurata nel periodo considerato. Misurato in ore al giorno (h/d). 
L’indice energetico del campo fotovoltaico Ya è definito come rapporto tra l’integrale della potenza 
prodotta in un certo intervallo di tempo (giorno, mese, anno) PDC fornita in corrente continua dal 
campo fotovoltaico e la potenza nominale del campo fotovoltaico P0: 
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Dove EDC è l’energia fornita dal campo fotovoltaico in corrente continua. L’indice YA calcolato per un 
periodo di tempo uguale a un giorno ha dimensione kWh/(giorno · kWp) e rappresenta il numero di ore 
giornaliere durante le quali il campo fotovoltaico dovrebbe funzionare alla sua potenza nominale P0, 
per fornire la stessa energia DC misurata nel periodo considerato.  
L’indice energetico di sistema Yf è il rapporto tra l’integrale della potenza prodotta in un certo 
intervallo di tempo (giorno, mese, anno) PAC fornita in uscita all’inverter in corrente alternata e la 
potenza nominale del campo fotovoltaico P0: 
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L’indice di prestazione Yf giornaliero, di dimensioni kWh/(giorno · kWp) o ore/giorno, rappresenta il 
numero di ore al giorno in cui il campo fotovoltaico dovrebbe funzionare alla potenza nominale P0 per 
fornire la stessa energia in uscita EAC misurata nel periodo considerato. 
Le perdite per cattura LC sono causate dall’attenuazione della radiazione incidente per tutti i fattori 
descritti nel paragrafo 2.7.2, per ombreggiamenti, riflessione, polveri e per la dipendenza dalla 
temperatura, per mismatching e imperfezioni dell’MPPT. Esse si calcolano come differenza tra il 
reference yield Yr e l’array yield YA: 
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         (3.4) 
Le perdite di sistema LS sono dovute a perdite nei cavi, nell’inverter e nell’eventuale trasformatore di 
conversione. Sono date dalla differenza tra l’array yield YA e il system yield Yf: 
         (3.5) 
Il Performance Ratio PR (o indice di prestazione) rappresenta l’efficienza del sistema fotovoltaico  nel 
convertire l’energia solare in energia elettrica, in relazione alla sua potenza nominale e alla radiazione 
solare incidente. È definito come rapporto tra l’energia prodotta complessivamente in uscita 
all’inverter in corrente alternata EAC (normalizzata rispetto la potenza nominale P0) e la radiazione 
solare complessiva (normalizzata rispetto l’irraggiamento GSTC) incidente nel periodo considerato. 
Numericamente è dato dal rapporto tra il system yield Yf e il reference yield Yr: 
     
      




  (3.6) 
 
Il PR evidenzia l’effetto complessivo delle perdite sull’energia prodotta in AC dall’impianto 
fotovoltaico. Nel calcolo del coefficiente PRAC è stata considerata l’energia prodotta dall’inverter lato 
alternata. Considerando invece l’energia lato continua prodotta dal campo fotovoltaico EDC è possibile 
calcolare l’indice di prestazione PRDC con l’espressione seguente: 
     
      




  (3.7) 
I coefficienti di performance ratio utilizzati per l’analisi dell’impianto fotovoltaico Fischer Italia sono 
quelli del lato AC. In quanto, i dati disponibili dal portale di Esapro sono solo quelli in uscita 
all’inverter in corrente alternata. 
3.3.2. Performance Ratio istantaneo 
Per un’analisi più dettagliata è opportuno definire i valori istantanei dei coefficienti di performance. 
Con i valori istantanei è possibile tracciare le curve di rendimento giornaliere dalle quali è più 
semplice verificare eventuali anomalie del funzionamento dell’impianto. Perciò viene definito il 
reference yield istantaneo y r come il rapporto tra l’irraggiamento solare incidente il piano dei moduli 
(G in W/m
2) e l’irraggiamento solare in condizioni STC (GSTC = 1000 W/m
2
): 
   
 
    
 
 
        
 (3.8) 
  
L’indice energetico di sistema istantaneo y f (detto anche potenza normalizzata) è il rapporto tra la 
potenza prodotta PAC fornita in uscita all’inverter in corrente alternata e la potenza nominale P0 del 
campo fotovoltaico relativo all’inverter: 
   





L’indice energetico di campo fotovoltaico istantaneo yA è il rapporto tra la potenza prodotta PDC dal 
campo fotovoltaico in corrente continua e la potenza nominale P0 del campo fotovoltaico: 
   







Da questi indici è possibile definire il coefficiente di performance ratio istantaneo pr nel modo 
seguente: 
     
      






Analogamente è possibile definire le perdite per cattura istantanee lc e le perdite di sistema istantanee 
ls nel modo seguente: 
          (3.12) 
          (3.13) 
Il performance ratio istantaneo pr viene utilizzato per analizzare le prestazioni dell’impianto nel corso 
della giornata. Avendo a disposizione, dal portale Esapro, i valori delle potenze in uscita di ogni 
singolo inverter PAC, è possibile stimare i coefficienti di performance ratio istantanei per tutti i 13 
inverter presenti nel sistema di Fischer Italia. Ad esempio per  il calcolo del prAC relativo all’inverter 
12 si utilizza la formula (3.11), dove: 
 PAC è la potenza prodotta lato alternata dell’inverter 12 relativa al CAMPO I12; 
 P0 è la potenza nominale del CAMPO I12 uguale a 6.9 kWp; 
 G è l’irraggiamento incidente i moduli inclinati a 10° (in W/m2); 
 GSTC è l’irraggiamento in condizioni STC (1000 W/m
2
). 
Il portale di Esapro permette di tracciare i grafici delle prestazioni su base giornaliera come in figura 
seguente. 
 
Figura 3.15: grafico delle prestazioni giornaliere dell'inverter 12 (in blu) e irraggiamento giornaliero (in verde) della giornata 
9 aprile 2017. 
Dalla Figura 3.15 si nota che la curva del pr relativo all’inverter 12 ha valori superiori all’unità seguiti 
da valori molto bassi nelle prime ore di sole del giorno e nelle ultime ore del giorno. Le oscillazioni 
del coefficiente di performance ratio istantaneo sono provocate da valori troppo bassi 
dell’irraggiamento che fanno variare molto rapidamente la potenza PAC da un intervallo all’intervallo 
successivo di campionamento. Estrapolando i dati dal portale di Esapro è possibile ricostruire il 
grafico giornaliero delle prestazioni di impianto calcolando il coefficiente di performance ratio 
istantaneo ogni 15 minuti con la formula (3.11). Per ottenere dei grafici e dei valori di performance 
ratio pr più veritieri, è opportuno calcolare i coefficienti solo quando l’irraggiamento sul piano dei 
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moduli ha raggiunto una certa soglia. In seguito si calcola il coefficiente pr quando l’irraggiamento ha 
raggiunto valori superiori a G = 200 W/m
2
, escludendo i pr delle prime – ultime ore del giorno e delle 
giornate con cielo coperto. Il grafico con i valori filtrati dell’inverter 12 per la stessa giornata è il 
seguente. In arancione la curva dell’irraggiamento incidente il piano dei moduli. Si nota che i valori di 




Figura 3.16: grafico delle prestazioni giornaliere dell'inverter 12 (in blu) per G >200 W/m2 e irraggiamento giornaliero (in 
arancione) della giornata 9 aprile 2017. 
Osservando la curva e i valori del coefficiente pr dell’inverter 12 durante il corso di una giornata 
completamente soleggiata, si nota che la curva si abbassa nelle ore centrali del giorno in cui 
l’irraggiamento raggiunge i valori più alti. La forma particolare della curva del pr detta a ―vasca da 
bagno‖, che si crea nelle giornate di sole, è dovuta alle temperature elevate che raggiungono i moduli. 
Dalla Tabella 3-3 si vede la dipendenza del coefficiente di performance ratio dalla temperatura del 
modulo. Infatti nelle ore centrali della giornata, in cui la temperatura dei moduli raggiunge valori 
elevati, il coefficiente di performance ratio ha i valori più bassi. 
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Tabella 3-3:pr istantanei nel corso della giornata del 9 aprile 2017 per valori di irraggiamento sul piano dei moduli G >200 
W/m2. 
 
Lo stesso si può notare nel confronto in Figura 3.17 seguente dove vengono affiancate le curve dei 
coefficienti pr relativi all’inverter 8. A sinistra, in Figura 3.17 sono rappresentate le curve di pr e 
irraggiamento dell’inverter 8 in una giornata estiva di luglio soleggiata  (20 luglio 2016). A destra 
nella stessa Figura 3.17 sono rappresentate le curve di pr e irraggiamento dell’inverter 08 in una 
giornata invernale di gennaio soleggiata (26 gennaio 2017). Dal confronto si vede che i valori di 
performance ratio (linee blu) nella giornata estiva sono inferiori rispetto ai valori di performance ratio 
della giornata invernale. In modo particolare, i pr istantanei si abbassano molto nelle ore centrali della 
giornata estiva (a sinistra) per poi ritornare più alti a fine giornata. Mentre nella giornata invernale (a 
destra) i pr istantanei mantengono valori più costanti anche nelle ore centrali della giornata. Il 
confronto conferma come le prestazioni dell’impianto fotovoltaico siano influenzate dalle temperature 
raggiunte dai moduli durante il loro funzionamento. Infatti nella giornata estiva di luglio i moduli si 
scaldano fino a temperature di 65.9 °C, mentre a gennaio le temperature massime dei moduli sono di 
soli 23.2 °C; come si vede dalla Tabella 3-4. 
Tabella 3-4: temperature dei moduli dell'inverter 08 nelle ore centrali di una giornata estiva e una invernale.  
 
ora






7:30 254,017 18,7667 0,82
8:00 350,2 23,3 0,90
8:30 471,627 28,2 0,85
9:00 585,243 32,4667 0,85
9:30 689,237 36,3 0,84
10:00 773,997 41,0333 0,83
10:30 843,73 43,5 0,82
11:00 906,847 45,5667 0,81
11:30 947,12 46,9333 0,80
12:00 971,773 49,4333 0,80
12:30 974,177 49,2667 0,81
13:00 959,747 49,4333 0,80
13:30 929,087 48,6 0,82
14:00 879,8 46,7667 0,83
14:30 811,27 44,9667 0,85
15:00 721,7 42,9 0,86
15:30 619,507 40,9 0,85
16:00 511,903 38,0667 0,87
16:30 393,48 34,6333 0,88
17:00 269,047 30,9667 0,87
17:15 216,745 29,3667 0,86
Temp. moduli 
luglio
56,0 62,2 62,4 65,9 62,8 61,5 57,6
Temp. moduli 
gennaio
11,4 16,0 20,7 23,2 22,1 21,7 19,6




Figura 3.17: confronto delle curve di pr e irraggiamenti per una giornata estiva e una invernale dell'inverter I8. 
Analizzando i coefficienti di performance ratio giornalieri per i 13 inverter presenti nel sistema 
fotovoltaico sono stati ottenuti i seguenti valori medi mensili. I casi problematici in cui risultano bassi 
i valori dei coefficienti vengono studiati nei capitoli successivi. 









lug-16 ago-16 set-16 ott-16 nov-16 dic-16 gen-17 feb-17 mar-17 apr-17
prAC inv 1 0,81 0,61 0,57 0,58 0,77 0,80 0,83 0,87 0,86 0,86
prAC inv 2 0,81 0,83 0,83 0,85 0,84 0,80 0,83 0,87 0,86 0,86
prAC inv 3 0,80 0,83 0,83 0,84 0,83 0,77 0,82 0,87 0,85 0,86
prAC inv 4 0,80 0,83 0,83 0,85 0,82 0,72 0,78 0,87 0,86 0,86
prAC inv 5 0,80 0,83 0,83 0,84 0,79 0,75 0,75 0,86 0,85 0,86
prAC inv 6 0,80 0,83 0,83 0,84 0,81 0,78 0,79 0,86 0,86 0,86
prAC inv 7 0,80 0,83 0,83 0,81 0,80 0,78 0,80 0,82 0,85 0,86
prAC inv 8 0,80 0,83 0,82 0,82 0,83 0,79 0,82 0,84 0,84 0,86
prAC inv 9 0,80 0,83 0,82 0,84 0,83 0,79 0,83 0,86 0,85 0,86
prAC inv 10 0,80 0,83 0,83 0,84 0,85 0,84 0,86 0,87 0,86 0,86
prAC inv 11 0,71 0,81 0,85 0,85 0,82 0,79 0,82 0,86 0,86 0,83
prAC inv 12 0,71 0,80 0,83 0,83 0,82 0,81 0,85 0,84 0,85 0,82
prAC inv 13 0,78 0,81 0,82 0,84 0,82 0,78 0,79 0,86 0,85 0,84
prAC,0 
medio 
0,79 0,81 0,81 0,82 0,82 0,78 0,81 0,86 0,85 0,85
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3.3.3. Performance Ratio istantaneo con correzione della temperatura 
La temperatura dei moduli fotovoltaici è il parametro più significativo che influenza le prestazioni di 
un sistema fotovoltaico. Si può mostrare come il performance ratio istantaneo varia linearmente con la 
temperatura del modulo. Creando un grafico con i valori di performance ratio istantanei in ordinata e i 
valori di temperatura del modulo in ascissa è possibile approssimare la loro funzione con una retta. La 
pendenza di tale retta viene interpretata come il coefficiente di temperatura di potenza γ del sistema 
fotovoltaico. Quando non è disponibile la potenza lato continua all’inverter PDC, il coefficiente γ tiene 
conto, oltre agli effetti dissipativi del campo fotovoltaico, anche degli effetti termici e delle perdite 
relative all’inverter. L’approssimazione di linearità tra il performance ratio istantaneo  e la temperatura 
dei moduli è valida per valori di irraggiamento elevati. Nella pratica è consigliato omettere i valori di 
pr ottenuti per bassi irraggiamenti, ad esempio per G < 600 W/m
2
. Costruendo periodicamente 
(settimana o mese) un grafico a dispersione è possibile identificare la pendenza della retta con il 
coefficiente di temperatura di potenza γ. Durante il periodo di analisi i valori del coefficiente γ 
dovrebbero restare pressoché costanti. 
Con i dati estratti da Esapro nei mesi da luglio 2016 ad aprile 2017 è stata effettuata un’analisi per 
ricavare il coefficiente di temperatura di potenza γ relativo ai moduli del campo fotovoltaico I8. I 
grafici sono stati effettuati mettendo a confronto i pr istantanei e le temperature rilevate dal sensore 
sul retro di un modulo del campo I8. I pr istantanei sono stati filtrati per valori di irraggiamento 
maggiore di 600 W/m
2
. Dalla Tabella 3-6 si nota come i valori calcolati del coefficiente γ fluttuano 
mese per mese senza mantenere un valore costante. Questo può essere dovuto al fatto che i valori di pr 
istantanei, utilizzati nei grafici, si riferiscono alla prestazione dell’intero campo I8 lato alternata 
dell’inverter 8, mentre la temperatura è relativa al sensore sul singolo modulo. Essendo il campo 
relativo all’inverter 8 costituito da 60 moduli, disposti su due file distinte del tetto a shed, è possibile 
che la temperatura vari molto da modulo a modulo. Infatti, il valore del coefficiente di temperatura di 
potenza viene influenzato da molti fattori come la direzione e velocità del vento, l'irraggiamento sul 
piano dei moduli, le perdite dei cavi tra moduli e inverter, l’umidità e il rendimento dell’inverter 
stesso.  
Tabella 3-6:valori del coefficiente di temperatura di potenza relativi all'inverter 08.  
 
lug-16 ago-16 set-16 ott-16 nov-16 dic-16 gen-17 feb-17 mar-17 apr-17 media 
γp [%/°C] -0,34% -0,42% -0,28% -0,30% -0,38% -0,24% -0,40% -0,35% -0,36% -0,46% -0,35% 
 
La Figura 3.18 mostra i grafici mensili utilizzati per il calcolo del coefficiente di temperatura di 
potenza. Anche se i valori del coefficiente γ non sono costanti durante i vari mesi, si può notare come 
le prestazioni relative all’inverter 8 siano dipendenti dalla temperatura dei moduli. Per un calcolo più 
veritiero del coefficiente di temperatura di potenza dei moduli, sarebbe utile disporre dei dati prAC e 





Figura 3.18: grafici mensili per il calcolo del coefficiente di temperatura di potenza γ. 
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Vista la dipendenza delle prestazioni di impianto dalla temperatura dei moduli fotovoltaici è 
opportuno eliminare tale fattore per il calcolo del performance ratio di impianto. Perciò si definisce il 
coefficiente di performance ratio istantaneo con correzione di temperatura prAC,0 secondo guida CEI 
82.25 con la formula seguente: 
       
    
      
 
      





 prAC è il coefficiente di performance ratio istantaneo calcolato con la formula 
(3.11); 
 γ è il coefficiente di temperatura di potenza nominale dei moduli fotovoltaici di 
impianto ―Solon Blue 220/16‖ (γ = -0.41 %/°C);  
 ΔT = (Tmod – 40 °C), è la differenza tra la temperatura del modulo e la temperatura 
di 40 °C. 
Per l’analisi delle prestazioni dell’impianto fotovoltaico sono stati utilizzati i coefficienti di 
prestazione istantanei prAC e prAC,0 secondo guida CEI 82.25:  
{
                                           
      
    
      





Ciò significa che se la temperatura rilevata dei moduli supera i 40 °C, il performance ratio istantaneo 
viene corretto utilizzando il coefficiente di temperatura del modulo γ, mentre se la temperatura dei 
moduli è inferiore ai 40 °C viene utilizzato il performance ratio istantaneo prAC. Visto il valore non 
costante del coefficiente γ calcolato durante il periodo di analisi, in seguito viene utilizzato il 
coefficiente γ (= -0.41 %/°C) fornito dal costruttore dei moduli fotovoltaici per il calcolo del 
performance ratio istantaneo con correzione di temperatura. Eliminando l’effetto della temperatura dal 
calcolo del performance ratio è evidente come le prestazioni ottenute sono più elevate, specialmente in 
giornate in cui la temperatura dei moduli è molto elevata. Nel confronto seguente (Figura 3.19), 
relativo all’inverter 8, si vede come il prAC,0 si discosta molto dal prAC nella stagione estiva. Mentre 
avvicinandosi all’inverno, con l’abbassamento delle temperature dei moduli, la diffe renza tra i due 
coefficienti si riduce sempre di più. Infatti d’inverno le temperature dei moduli si mantengono quasi 
sempre sotto i 40° C come si può vedere in Figura 3.20. 
 
Figura 3.19: confronto tra il prAC (curve blu) e il prAC,0 (curve arancioni) relativi all’inverter I8 in tre giornate diverse; in 




Figura 3.20: temperature misurate sul modulo del campo I8 nel periodo 1 novembre 2016 - 28 febbraio 2017 (le curve blu e 
verdi indicano la stessa grandezza, misurata in mesi diversi).  
Analizzando i coefficienti di performance ratio giornalieri prAC,0 per i singoli inverter presenti nel 
sistema fotovoltaico sono stati ottenuti i seguenti valori medi mensili. 
Tabella 3-7: valori medi mensili del coefficiente di performance ratio istantaneo prAC,0 con correzione di temperatura per il 
periodo di analisi. 
 
Dalla Tabella 3-7 è possibile osservare dei valori bassi di prAC,0 su vari inverter durante il periodo 
analizzato. In seguito si studiano in dettaglio le problematiche riscontrare negli inverter con 
performance ratio basso. 
 
3.3.4. Prestazioni basse all’inverter 1 
Durante l’analisi delle prestazioni di impianto sono stati trovati valori del coefficiente prAC,0 relativi 
all’inverter 1 bassi rispetto alla media degli altri inverter dell’impianto. In particolare nel periodo da 
agosto 2016 a novembre 2016. In dettaglio, i valori di performance ratio risultano abbassarsi dalla 
giornata del 6 agosto 2016 e restare su una soglia di prAC,0 circa uguale a 0.6 per circa 3 mesi fino ai 
primi giorni di novembre. Dall’8 novembre i valori di prAC,0 ritornano più alti intorno allo 0.8. 
lug-16 ago-16 set-16 ott-16 nov-16 dic-16 gen-17 feb-17 mar-17 apr-17
prAC,0 inv 1 0,86 0,64 0,59 0,58 0,77 0,81 0,84 0,87 0,87 0,88
prAC,0 inv 2 0,85 0,88 0,87 0,85 0,84 0,80 0,84 0,87 0,87 0,88
prAC,0 inv 3 0,85 0,87 0,86 0,85 0,83 0,77 0,82 0,87 0,86 0,88
prAC,0 inv 4 0,85 0,88 0,87 0,85 0,82 0,72 0,78 0,87 0,87 0,88
prAC,0 inv 5 0,84 0,87 0,86 0,85 0,80 0,75 0,75 0,86 0,86 0,87
prAC,0 inv 6 0,84 0,87 0,86 0,85 0,81 0,78 0,79 0,86 0,87 0,88
prAC,0 inv 7 0,84 0,87 0,86 0,82 0,80 0,78 0,80 0,82 0,86 0,87
prAC,0 inv 8 0,84 0,87 0,85 0,82 0,83 0,79 0,82 0,85 0,85 0,87
prAC,0 inv 9 0,84 0,87 0,85 0,84 0,83 0,80 0,83 0,86 0,86 0,87
prAC,0 inv 10 0,84 0,87 0,86 0,85 0,85 0,84 0,86 0,88 0,87 0,88
prAC,0 inv 11 0,74 0,84 0,87 0,85 0,82 0,79 0,83 0,86 0,87 0,84
prAC,0 inv 12 0,74 0,82 0,85 0,83 0,82 0,82 0,86 0,84 0,85 0,83
prAC,0 inv 13 0,84 0,87 0,87 0,86 0,82 0,78 0,80 0,87 0,88 0,87
0,79 0,82 0,86 0,86 0,87
prAC,0 medio 
impianto




Figura 3.21: confronto tra il performance ratio giornaliero da agosto a novembre 2016 tra l'inverter 1 (in blu) e l'inverter 2 (in 
rosso). 
In Figura 3.21 si può notare la diminuzione di performance ratio giornaliero all’inverter 1. È stato 
messo a confronto il prAC,0 dell’inverter 1 (in blu) con il prAC,0 dell’inverter 2 per evidenziare il calo di 
prestazione solo all’inverter 1. Analizzando più in dettaglio le prestazioni giornaliere , si può notare 
come il calo di pr sia dovuto a una diminuzione della potenza prodotta all’inverter 1 lato AC. Per 
capire le cause vengono confrontati i grafici delle potenze giornaliere AC prodotte dal campo I1 e dal 
campo vicino I2, il quale ha stessa potenza nominale (13.8 kWp), stesso numero di stringhe e stessa 
inclinazione del campo I1.  La Figura 3.22 mostra le potenze prodotte giornalmente dagli inverter I1 e 
I2 per i primi giorni di agosto, in cui sono iniziate le perdite di potenza. Dal grafico si può notare 
come la differenza di potenza prodotta dai due inverter resta circa costante per tutti i giorni in cui 
l’inverter I1 ha prestazioni basse. Durante ogni giornata  le curve hanno forma simile, però la curva 
dell’inverter 1 risulta più bassa di una percentuale costante. 
 
Figura 3.22: potenze giornaliere lato AC dell'inverter 1 (in blu) e inverter 2 (in verde) delle giornate dal 6 all’11 agosto 2016. 
Ricordando la configurazione del campo fotovoltaico I1 relativo all’inverter 1, esso è costituito da 3 
stringhe di uguale potenza collegate in parallelo all’inverter, di cui 2 stringhe collegate a un MPPT e 
la terza stringa collegata all’altro MPPT dell’inverter 1. Calcolando il rapporto tra i valori istantanei di 
potenza AC prodotta dall’inverter I1 e dall’inverter I2, per tutte le giornate dei 3 mesi di perdita, è 
stato trovato un rapporto costante intorno allo 0.67. Ciò significa che la potenza AC prodotta 
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dall’inverter I1 risulta due terzi di quella prodotta dall’inverter I2. È evidente che il rapporto costante 
di 2/3 sia dovuto a un malfunzionamento di una delle tre stringhe dell’inverter in esame, il quale 
provoca la diminuzione della potenza AC prodotta dall’inverter 1. Non essendo disponibili i dati lato 
continua del campo relativo all’inverter 1 non è stato possibile fare ulteriori verifiche per capire la 
natura della perdita. Tuttavia dall’inizio di novembre la potenza prodotta lato AC e le presta zioni 
dell’inverter sono tornate a valori in media con quelli degli altri inverter. Fatta notizia all’ufficio 
Servizi di stabilimento di Fischer Italia, è stato comunicato che il 7 novembre c’è stata una 
manutenzione straordinaria all’impianto fotovoltaico. La manutenzione presuppone il ripristino di una 
delle tre stringhe del campo I1 che ha riportato ad un corretto funzionamento del campo fotovoltaico. 
Di tale manutenzione se ne parlerà in dettaglio nel capitolo 5. 
 
3.3.5. Prestazioni basse agli inverter 11 e 12 nel mese di luglio 2016 
Partendo dai valori dei prAC,0 della Tabella 3-7, i valori del performance ratio relativi all’inverter 11 e 
12 nel mese di luglio risultano più bassi rispetto alla media. Questi inverter sono relativi ai campi I11 
e I12 i quali hanno un’inclinazione rispetto all’orizzonte di 10°. Inoltre , entrambi i campi I11 e I12 
sono costituiti da stringhe posizionate in parti distanti del tetto. La lontananza delle stringhe relative 
agli stessi campi fanno presuppore un comportamento termico che può essere molto diverso da stringa 
a stringa. Analizzando i performance ratio con (prAC,0) e senza correzione della temperatura (prAC) si 
sono trovati valori più costanti del prAC senza correzione della temperatura di entrambi gli inverter. 
Tali valori del prAC durante il mese di luglio sono i seguenti in Tabella 3-8. 
Tabella 3-8: valori del coefficiente di performance ratio prAC relativi all’inverter 11 e inverter 12 nel mese di luglio 2016.  
giorni prAC inv 11 prAC inv 12 
1/7/16 0,70 0,69 
2/7/16 0,71 0,71 
3/7/16 0,73 0,74 
4/7/16 0,74 0,73 
5/7/16 0,70 0,70 
6/7/16 0,70 0,70 
7/7/16 0,71 0,70 
8/7/16 0,71 0,71 
9/7/16 0,73 0,72 
10/7/16 0,70 0,68 
11/7/16 0,70 0,69 
12/7/16 0,71 0,68 
13/7/16 0,70 0,71 
14/7/16 0,73 0,72 
15/7/16 0,73 0,72 
16/7/16 0,72 0,71 
17/7/16 0,70 0,70 
18/7/16 0,70 0,69 
19/7/16 0,70 0,69 
20/7/16 0,70 0,69 
21/7/16 0,71 0,70 
22/7/16 0,71 0,70 
23/7/16 0,74 0,73 
24/7/16 0,75 0,74 
25/7/16 0,73 0,71 
26/7/16 0,69 0,68 
27/7/16 0,73 0,72 
28/7/16 0,73 0,73 
29/7/16 0,71 0,70 
30/7/16 0,71 0,70 




Per capire il motivo dei valori bassi di performance ratio sono stati analizzati i grafici delle potenze 
prodotte dai singoli inverter PAC, normalizzate con la potenza nominale P0 del campo fotovoltaico 
considerato. Tale grandezza coincide con il system yield istantaneo y f dei singoli inverter, calcolati 
con la formula (3.9). 
 
Figura 3.23: grafico del yf relativo all'inverter 11 (blu) e yf inverter 13 (arancione) di impianto in nella giornata del 19 di 
luglio 2016. 
La Figura 3.23 mostra come le curve della potenza giornaliera normalizzata degli inverter 11 e 12 
sono molto simili all’andamento della potenza normalizzata media di impianto yf medio. 
Successivamente si confrontano i grafici dei prAC istantanei in una giornata soleggiata di luglio 2016 
per gli inverter 11,12 e 13 e i relativi irraggiamenti. 
 
Figura 3.24: andamento del performance ratio degli inverter 10,11 e 12 (curve blu) in una giornata da luglio. Nella griglia 
secondaria in blu scuro e rosso le curve dell'irraggiamento a 10° e 30°. 
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Dalla Figura 3.24 si vede che gli inverter 11 e 12 presentano una curva di prestazione prAC minore 
rispetto a quella dell’inverter 13 (curva verde), il quale ha inclinazione di 30° sull’orizzonte. In 
particolare la curva prAC degli inverter 11 e 12 è più bassa nelle ore della mattina e nelle ore centrali 
della giornata. Nelle stesse ore, in cui i prAC di I11 e I12 sono bassi, si vede che l’irraggiamento a 10° 
sui moduli di I11 e I12 risulta più alto dell’irraggiamento a 30° che incide sui moduli dell’inverter 13. 
Perciò, la differenza di prestazione può essere giustificata dall’irraggiamento più elevato che incide 
sui moduli degli inverter 11 e 12, mentre la potenza normalizzata prodotta rimane circa la stessa 
dell’inverter 13. Il comportamento dell’irraggiamento sui moduli a 10° riscontrato per la giornata del 
19 luglio è stato riscontrato per tutte le giornate di luglio, durante le quali ci sono stati valori bassi del 
performance ratio agli inverter 11 e 12, come si può vedere dalla Figura 3.25. Infatti nella stagione 
estiva il sole, essendo più alto sull’orizzonte, incide i moduli a 10° con un angolo più elevato 
permettendo un maggior irraggiamento.  
 
 
Figura 3.25: irraggiamento a 10° (curva verde) e a 30° (curva blu) durante le giornate di luglio 2016. 
Dal mese di agosto le curve di irraggiamento a 10° e 30° diventano più simili e i valori di performance 
ratio degli inverter 11 e 12 tornano più elevati. 
3.3.6. Prestazioni basse agli inverter 11 e 12 nei mesi invernali 
Nei mesi invernali l’irraggiamento medio è molto più basso rispetto ai mesi estivi. Filtrando il prAC,0 
per valori superiori a 200 W/m
2
 non si trovano cali di prestazione dell’impianto. Abbassando la soglia 
dell’irraggiamento minimo a 50 W/m2 si ottengono i seguenti prAC,0 dei singoli inverter 11 e 12 per i 
mesi da novembre 2016 a febbraio 2017.  
Tabella 3-9: valori del coefficiente di performance ratio mensile prAC,0 degli inverter 11 e 12 nei mesi invernali per valori di 




nov-16 dic-16 gen-17 feb-17 
prAC,0 inv 11 0,77 0,69 0,74 0,84 
prAC,0 inv 12 0,77 0,74 0,79 0,84 
 
È evidente che le prestazioni si sono abbassate rispetto ai valori di prAC,0 ottenuti con irraggiamento 
superiore a 200 W/m
2
 nella Tabella 3-7. L’abbassamento del coefficiente non implica necessariamente 
un problema di funzionamento dell’impianto. Infatti, per bassi valori di irraggiamento il performance 
ratio può ridursi, specialmente in inverno quando il sole è basso sull’orizzonte e l’energia riflessa 
aumenta rispetto a quella assorbita dai moduli. Tuttavia, è opportuno studiare giornalmente 
l’andamento dei singoli inverter per comprendere le cause dei bassi valori di prAC,0 ottenuti per bassi 
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irraggiamenti. Analizzando le prestazioni giornaliere, durante i mesi invernali (da novembre a 
febbraio) sono stati trovati dei valori bassi di performance ratio agli inverter 11 e inverter 12.  
 
Figura 3.26: prestazioni a confronto degli inverter 10,11 e 12 nella giornata dell'1 dicembre 2016. 
Dai grafici giornalieri in Figura 3.26, la curva del performance ratio prAC degli inverter 11 e 12 (curva 
arancione e grigia) è simile alla curva dell’inverter 10 durante le prime ore del giorno mentre peggiora 
quando il sole inizia a calare sull’orizzonte. Per capire il motivo di tale perdita di performance, 
vengono studiate le curve delle potenze normalizzate yf relative agli inverter 11 e 12. 
 
Figura 3.27:curva della potenza normalizzata dell'inverter 11 (in blu) e della potenza normalizzata media di impianto (in 
arancione). 
Osservando l’andamento della potenza prodotta dall’inverter 11 durante il corso delle giornate 
invernali, si nota che ad un certo orario la curva di potenza scende bruscamente rispetto alla curva 
media di potenza yf. Tale diminuzione di potenza è sistematica durante tutto il periodo invernale e con 
l’accorciamento delle giornate di sole, la diminuzione di potenza è più consistente. Lo stesso 
andamento si ha per le curve di y f dell’inverter 12. Si presuppone che il calo di potenza sia dovuto a 
un ombreggiamento sistematico sui campi fotovoltaici I11 e I12.  In seguito viene effettuato uno 





3.3.7. Prestazioni basse agli inverter 4 e 5 nei mesi invernali 
Agli inverter 4 e inverter 5 sono stati riscontrati valori del coefficiente di prAC,0 bassi nei mesi di 
dicembre 2016 e gennaio 2017. Dall’analisi delle prestazioni giornaliere si vede che la curva delle 
performance rimane bassa nelle prime ore delle giornate. Lo stesso comportamento si può osservare 
dalle curve della potenza normalizzata y f degli inverter 4 e 5 in figura seguente. 
 
Figura 3.28: curve delle potenze normalizzate degli inverter 4 e 5 rispetto alla potenza normalizzata media yf.  
La potenza degli inverter 4 e 5 resta inferiore alla media nelle prime ore della mattina per poi portarsi 
in media con le curve degli altri inverter. Per la spiegazione del comportamento si riporta allo studio 
degli ombreggiamenti seguente. 
  
Studio degli ombreggiamenti 3.4.
Dai capitoli precedenti si è dedotto come alcune perdite di prestazione siano riconducibili a fenomeni 
di ombreggiamento. In questo studio viene riprodotto con il software ―SketchUp‖ l’impianto 
fotovoltaico a tetto di Fischer Italia. Successivamente si osserva il comportamento delle ombre sui 
campi fotovoltaici che hanno avuto perdite di prestazione. Contemporaneamente sono stati effettuati 
sopralluoghi, ove possibile, per confermare quanto riscontrato dallo studio.  
3.4.1. Ombreggiamenti sui campi fotovoltaici I11 e I12 
Durante il periodo invernale sono stati riscontrati abbassamenti delle curve di potenza normalizzata 
agli inverter 11 e 12. Con il modello 3D è stata effettuata una simulazione di ombreggiamento in 
giornate invernali nei campi I11 e I12. Il campo fotovoltaico I11 ha due stringhe alla fine del tetto a 
Nord (I11-N) e una stringa nella prima fila a Sud del tetto (I11-S). Simulando il corso delle giornate 
invernali di sole, si vede come nelle ore pomeridiane il campo I11-N viene ombreggiato dalla fila del 




Figura 3.29: ombreggiamento del campo I11 causato dalla presenza del campo I1 nella giornata del 22 dicembre 2016.  
Questo ombreggiamento sistematico avviene da ottobre a febbraio, con maggior incidenza nei mesi di 
dicembre e gennaio in cui il sole è più basso sull’orizzonte. Spostandoci sul lato Sud del tetto, la 
prima fila di moduli sono inerenti al campo I11-S e al campo I12. Dalla Figura 3.30 si vede che il 
campo I11-S e il campo I12 vengono ombreggiati dal parapetto del tetto dell’edificio. Analogamente 
alla fila a Nord del tetto, la fila a Sud subisce perdite di potenza prodotta dagli inverter 11 e 12, a 
causa dell’ombreggiamento sistematico nelle prima ore pomeridiane delle giornate invernali. 
 
Figura 3.30: ombreggiamento dei campi I11 e I12 causato dal parapetto del tetto nella giornata del 22 dicembre 2016.  
Il campo I12, inoltre, ha 6 moduli disposti all’ingresso del tetto (vicino al rialzo con il logo fischer in 
nero). Questi, assieme alle prime file del campo I13, nello stesso periodo invernale, vengono 




Figura 3.31: moduli all'ingresso del tetto ombreggiati dall'edificio con logo fischer nella giornata del 22 dicembre 2016.  
Dallo stesso studio si riscontra che la seconda fila di moduli del campo I12 (3 moduli orizzontali) 
all’ingresso del tetto è troppo vicina alla prima fila del campo I13 (5 moduli verticali). Infatti è 
consigliato disporre le file adiacenti di moduli con una distanza minima, la quale garantisca che alle 
ore 12.00 del 21 dicembre la fila posteriore non venga ombreggiata dalla fila precedente. Coi i dati 
della planimetria, viene confrontata la distanza minima con la distanza effettiva tra le due file di I12 e 
I13. Si trova che la distanza effettiva è minore della distanza minima consigliata. Questo si può 
osservare dall’immagine seguente. 
  
Figura 3.32: ombreggiamento tra file adiacenti dei campi I12 e I13 a mezzogiorno del 21 dicembre 2016. 
 
3.4.2. Ombreggiamenti sui campi fotovoltaici I4 e I5 
Ad Est del tetto fotovoltaico è presente un edificio più alto dell’edificio di Fischer Italia (Figura 3.34). 
Tale edificio viene introdotto nel modello 3D per scoprire eventuali ombreggiamenti. Dallo studio si 
rileva che l’edificio esterno provoca ombreggiamenti sulla parte centrale del tetto fotovoltaico  nelle 
mattine invernali. In particolare, nei mesi di dicembre e gennaio, l’edificio esterno ombreggia la 
maggior parte dei moduli del campo I4 e I5 durante le ore della mattina (Figura 3.33). Perciò i bassi 
valori di prestazioni agli inverter I4 e I5, riscontrati dall’analisi del performance ratio, sono dovuti alla 




Figura 3.33: ombreggiamento sulle file centrali dei campi fotovoltaici I4 e I5 nella giornata del 31 dicembre 2016 alle ore 
10:00. 
 
Figura 3.34: edificio esterno ad est del tetto del palazzo Tecno. 
 
 Studio termografico 3.5.
Il metodo più veloce ed efficace per identificare difetti nel modulo è l’ispezione visiva, la quale 
permette di osservare problematiche come hot spot, delaminazione, ingiallimento dell’incapsulante, 
formazione di bolle sul retro modulo, rottura della junct ion box, decolorazione, ossidazioni e 
corrosioni. I difetti riscontrati con l’ispezione visiva possono portare a perdite di efficienza 
dell’impianto fotovoltaico. Dal mese di dicembre è stato possibile effettuare sopralluoghi sul tetto 
fotovoltaico Fischer Italia, per verificare i problemi di ombreggiamento ricavati dallo studio software. 
Sono stati confermati gli ombreggiamenti ai campi I11 e I12 nelle prime ore pomeridiane delle 
giornate invernali Figura 3.35 a). In più è stato osservato che il cartello di un estintore, posizionato 
vicino al campo I13, ombreggia delle celle di un modulo del campo I13 nelle ore del pomeriggio, con 
conseguente formazione di hot spot sulle celle. Quando la cella è ombreggiata dal cartellino essa si 
comporta da carico e inizia a dissipare la potenza elettrica prodotta dalle altre celle per effetto joule. Il 
surriscaldamento della singola cella, può degradare i materiali del modulo e nel caso peggiore 
provocare l’incendio della cella e del modulo. Per la presenza ravvicinata degli inverter al campo 
fotovoltaico I13, durante tutte le stagioni, quando il sole scende oltre una certa altezza, gli inverter 





Figura 3.35:a) campo I11-N ombreggiato dai moduli del campo I1; b) campi I12 e I13 ombreggiati dall’edificio con logo 
fischer; c) modulo del campo I13 ombreggiato dal cartello dell’estintore; d) moduli del campo I13 ombreggiati dalle coperture 
degli inverter. 
Per un’analisi più dettagliata, è stato effettuato un sopralluogo con camera termografica, al fine di 
scovare ulteriori problematiche dell’impianto fotovoltaico. L’analisi termografica è uno strumento che 
permette di visualizzare e misurare perdite termiche ed elettriche relative ai moduli fotovoltaici 
durante le normali condizioni di funzionamento. Con la termografia è possibile misurare le differenze 
di temperatura che ci sono quando il modulo è sottoposto all’irraggiamento  solare. Infatti, un 
funzionamento anomalo del modulo fotovoltaico può causare una distribuzione non omogenea della 
temperatura e questa viene rilevata dalla camera termografica. Così si possono individuare fenomeni 
di hot spot, rotture delle celle, disconnessione di moduli dal sistema, rottura dei diodi di bypass, 
delaminazione delle celle, ecc. Le misure termografiche, effettuate su moduli fotovoltaici all’esterno, 
dovrebbero essere effettuate in giornate soleggiate con almeno 700 W/m
2
 di irraggiamento sul piano 
dei moduli. Durante la misura, la camera deve avere un angolo di vista il più possibile verticale 
rispetto al piano dei moduli e non inferiore a 60°. Quando i moduli sono illuminati in maniera 
uniforme, la temperatura delle singole celle può variare di pochi gradi. Mentre se ci sono difetti nel 
modulo la temperatura può variare anche di decine di gradi. Le misure vengono effettuate impostando 
la corretta emissività del materiale analizzata: 0.85 per il vetro e 0.95 per la superficie posteriore dei 
moduli. Solitamente è più semplice effettuare l’analisi termografica sul vetro dei moduli, tuttavia le 
misure sono più precise quando vengono effettuate sulla superficie posteriore dei moduli. 
L’analisi termografica è stata effettuata l’11 gennaio 2017 sul tetto fotovoltaico Fischer Italia , in 
collaborazione con il laboratorio di Elettrotermia dell’Università di Padova (LEP). Per l’analisi è stata 
utilizzata la camera termografica ad infrarossi FLIR T420. Essa può effettuare più misure di 
temperatura su diversi punti allo stesso tempo. È possibile stabilire la temperatura massima, minima e 
media di un’area selezionata oppure misurare la temperatura di più punti selezionati dal display della 
camera. La termocamera dà la possibilità di scattare foto ad infrarossi o foto normali. Durante le 
rilevazioni termografiche, effettuate nell’orario dalle 12.30 alle 14.00, la temperatura ambientale era 
di 2-3°C. Nelle stesse ore le temperature rilevate dai sensori oscillavano tra 14°C e 15°C per il sensore 
inclinato a 10°, tra 21°C e 25°C per il sensore a 25° e tra 27°C e 28°C per il sensore a 30°. Dalle foto 
scattate con la camera termografica sono verificati i problemi relativi agli ombreggiamenti discussi nel 
paragrafo precedente. In seguito vengono descritte le foto relative ai problemi analizzati. 
Nei moduli del campo I11-N è possibile notare fenomeni di hot spot dovuti all’ombreggiamento delle 




Figura 3.36: hot spot osservati dalla camera flir in presenza di ombreggiamento parziale del modulo.  
In Figura 3.36 si osservano i fenomeni di hot spot nelle celle dei moduli parzialmente ombreggiati. 
Quando la cella inizia ad ombreggiarsi, la potenza prodotta dalle altre celle non ombreggiate della 
stessa stringa viene dissipata in calore nella cella ombreggiata, formando hot spot. Con il passare del 
tempo, la porzione di cella ombreggiata aumenta e la temperatura rilevata sulle celle cresce. In Figura 
3.36 a) scattata alle 13.06, il modulo inizia ad ombreggiarsi e le celle in ombre hanno temperature di 
13.4°C mentre il resto del modulo è a 8°C. Nella figura b) scattata alle 13.08 la porzione di celle 
ombreggiate è maggiore e la temperatura massima rilevata arriva a 48°C. Man mano che le celle della 
prima riga vengono ombreggiate, i 3 diodi di bypass aprono il circuito del modulo e successivamente 
la temperatura inizia a diminuire sulle celle in ombra, come si può vedere in figura c). La disposizione 
verticale dei campi I11 e I12 aggrava il problema dell’ombreggiamento orizzontale. Infatti se i moduli 
fossero stati disposti orizzontali la potenza persa per l’ombreggiamento della prima riga di cella 
sarebbe stata corrispondente a un terzo della potenza totale del modulo. 
Durante il sopralluogo sono stati trovati altri hot spot provocati da ombreggiamento di celle sempre 
nel campo I12. Infatti nello stesso orario, alcune celle vengono ombreggiate dalle strutture metalliche 




Figura 3.37: hot spot su moduli del campo I12 causati dalla struttura metallica LPS.  
Altri fenomeni di hot spot sono stati osservati nei moduli, vicini all’ingresso del tetto, dei campi I12 e 
I13. Infatti la dis tanza esigua tra i moduli dei due campi e l’edificio con logo fischer provocano ombre 
nella sezione. In Figura 3.38 si può vedere come le celle maggiormente ombreggiate iniziano a 
scaldarsi, mentre le restanti celle dei moduli rimangono a temperature inferiori. In particolare, la 
presenza del sensore di irraggiamento a 10° provoca un innalzamento della temperatura della cella 
fino a 31.2 °C, mentre il modulo ha una temperatura media di 11.1 °C. 
 
Figura 3.38: hot spot riscontrati ai moduli del campo I13. 
L’analisi termografica è stata effettuata sulla maggior parte dei campi del sistema fotovoltaico. Sono 
stati verificati gli ombreggiamenti e le perdite di potenza ad essi connesse. Nessuno altro problema è 









4. Valutazione delle perdite di degradazione – analisi 
economica 
 
L’affidabilità a lungo termine è un aspetto importante di un impianto fotovoltaico che ne determina la 
qualità con cui è stato progettato e influenza la durata di vita dell’impianto stesso . La durata di vita di 
un impianto fotovoltaico dipende da tutte le perdite che nel lungo periodo portano a un deterioramento 
delle prestazioni di impianto. L’indice più importante che risente delle perdite di degradazione è il 
coefficiente di performance ratio. I test condotti da NREL (―National Renewable Energy Laboratory‖) 
hanno concluso che la degradazione e le perdite della massima potenza producibile da un impianto 
sono dovute principalmente a perdite nella corrente di cortocircuito Isc. Queste perdite dipendono dal 
tipo di processo di produzione dei moduli fotovoltaici. La diminuzione di Isc prodotta dal modulo è 
attribuita a fenomeni fisici osservabili come ingiallimento dell’EVA, delaminazione e la presenza di 
hot spot localizzati. La più recente distribuzione delle prestazioni per la stabilità a lungo termine ha un 
valore medio di 0.8%/annuo e una mediana di 0.5%/annuo.  
 Analisi di degradazione delle prestazioni 4.1.
L’analisi di degradazione delle prestazioni di un impianto fotovoltaico viene effettuata sul lungo 
periodo per determinare la vita utile dell’impianto e il suo corretto funzionamento nel tempo. La 
misura dell’indice di degradazione delle prestazioni di impianto è essenziale per stimare il tempo di 
ritorno dell’investimento economico fotovoltaico. 
Il decadimento delle prestazioni può essere studiato con metodi differenti: 
1) Misure della curva I-V; 
2) Metodo dei kWh grezzi;  
3) Metodo del Performance ratio (PR);  
4) Metodo del Performance index (PI). 
1) Il metodo della curva I-V dà i migliori risultati per determinare il coefficiente di degradazione, in 
confronto ai risultati ottenuti con gli altri metodi. Esso consiste nel tracciamento della curva I-V, dalla 
quale viene determinata la potenza prodotta dal modulo. Comparando la potenza ottenuta dalla misura 
e la potenza nominale del modulo è possibile stimare il coefficiente di degradazione delle prestazioni, 
il quale dovrebbe essere lineare nel tempo. Le misure della curva I-V dovrebbero essere effettuate con 
valori di irraggiamento maggiore di 800 W/m
2
. Il coefficiente di degradazione RD % di ogni modulo 
per ogni anno viene calcolato con la formula: 
   
        




2) Il metodo della misura grezza dei kWh usa i dati di energia prodotta dall’impianto senza 
considerare la dipendenza dei dati metereologici e di irraggiamento. Perciò viene considerato il 
metodo più pratico, veloce ed economico per stimare il coefficiente di degradazione RD. In questo 
metodo viene calcolata l’energia prodotta giornaliera . Se sono presenti giornate con dati anomali o 
nulli, essi vengono opportunamente filtrati dall’analisi. Poi si calcola l’energia media giornaliera di 
ogni mese, per i giorni disponibili. Infine si ottiene il coefficiente di degradazione annuale relativo 
allo specifico mese, assumendo che la produzione di energia del primo anno considerato di analisi sia 
100%. Così si ottengono 12 indici di degradazione RD per i 12 mesi degli anni considerati e dai 12 RD 
si ottiene la mediana del coefficiente di degradazione del sistema. Tuttavia, per evitare l’influenza 
delle grandi variazioni di irraggiamento, vengono filtrati dall’analisi gli RD dei mesi invernali. 
3) Il metodo del performance ratio (PR) consiste nel calcolare il PR giornaliero per tutti i giorni 
dell’anno. È opportuno filtrare i valori di PR minori di 0.5, maggiori di 1 e i valori di PR ottenuti con 
irraggiamento minore di 300 W/m
2
. Il coefficiente di degradazione viene calcolato come pendenza 
della retta di interpolazione lineare ottenuta dai valori di PR giornalieri negli anni considerati. Così il 
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coefficiente di degradazione annuo si ottiene moltiplicando la pendenza della retta per i 365 giorni 
dell’anno. 
4) Il metodo del performance index (PI) è un miglioramento del metodo PR in cui si tiene conto delle 
perdite di prestazione dovute alla temperatura e ai componenti BOS. Il PI è dato dalla formula: 
   
              





 Energymeasured è l’energia misurata (kWh); 
 Energyadjusted = P0 *(G/GSTC) * TA * DA * SA * BOSA, è l’energia incidente il 
modulo corretta con i seguenti coefficienti: 
TA= 1+ γ*(Tcell – 25°C); 
BOSA = Balance of System Adjustment (da PVWatts); 
DA= correzione di degradazione; 
SA= correzione per polveri e sporcizia. 
I dati ottenuti del PI vengono filtrati come per il metodo PR. Infine il coefficiente di degradazione 
viene calcolato dalla pendenza dei valori di PI calcolati per gli anni considerati. Il coefficiente di 
degradazione annuo si ottiene moltiplicando la pendenza della retta per i 365 giorni dell’anno. 
4.1.1.  Calcolo del coefficiente di degradazione 
L’impianto fotovoltaico di Fischer Italia è stato realizzato dalla ditta Solon S.p.a., la quale ha gestito i 
dati di monitoraggio fino al 2015. Successivamente il sistema di monitoraggio è passato alla ditta 
Esapro. Nel periodo di transito sono stati persi i report annuali del primo anno di vita di impianto 
(2012) e per un guasto al sistema di monitoraggio si sono persi i dati dei mesi da ottobre a dicembre 
2015. I report annuali contengono i dati dei PRAC (=Yf / Yr) di impianto giornalieri, dai quali è 
possibile utilizzare il metodo del performance ratio PR per il calcolo del coefficiente di degradazione 
RD. Si crea un grafico con i valori del coefficiente PR giornaliero in ordinata e i giorni degli anni dal 
2013 al 2015 in ascissa, senza considerare i valori di PR maggiori di 1 e minori di 0.5. Dai report non 
è disponibile l’irraggiamento giornaliero , ma solo l’irraggiamento integrale mensile per cui non è 




Figura 4.1: coefficienti di PRAC giornaliero di impianto negli anni 2013-2015. 
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Nel grafico ottenuto (Figura 4.1), viene evidenziata in rosso la retta di interpolazione lineare dei 
coefficienti di PRAC. Il coefficiente di degrado RD è ottenuto moltiplicando la pendenza m della retta 
(m = -0.00002166) per i 365 giorni annui: 
                      
 
(4.3) 
Il coefficiente di degradazione RD può essere confrontato con la garanzia di rendimento dei moduli 
fotovoltaici presente nella scheda tecnica (Figura 3.5) dalla quale si ottiene un coefficiente di 
degradazione nominale dei moduli pari a -0.70%. Dal confronto dei due indici si vede come il 
coefficiente di degradazione ottenuto dall’analisi ha un valore simile , ma superiore a quello nominale 
dei moduli fotovoltaici. Esso infatti tiene conto di tutti i fenomeni di degradamento che avvengono dal 
modulo al contatore di energia dell’intero impianto, compreso il deterioramento dei cavi e il 
rendimento dell’inverter. 
Tuttavia il coefficiente RD calcolato con il metodo PR non tiene conto della degradazione del primo 
anno di vita dell’impianto. Dai report dell’impianto fotovoltaico analizzato, sono disponibili i valori di 
energia mensile prodotta dal 2012 ad oggi. Per trovare il coefficiente di degradazione che tenga conto 
anche del primo anno di esercizio, si applica il ―metodo dei kWh grezzi‖ descritto in precedenza. Si 
utilizzano i dati dell’energia prodotta dall’intero impianto per il periodo 2012 – 2016. Avendo 
disponibili solo i valori mensili di produzione di energia (kWh) non è possibile eliminare dall’analisi i 
giorni con produzione nulla. Perciò viene stimato il coefficiente RD per 12 mesi a partire dai valori 
mensili di energia prodotta nel primo anno d’esercizio (2012), posti uguali al 100% della produzione. 
Negli anni seguenti, l’energia mensile viene espressa in percentuale rispetto all’energia prodotta nei 
mesi corrispondenti del 2012. Per ogni mesi dell’anno, si ottiene un coefficiente RD % come pendenza 
della retta di interpolazione dei valori percentuali (Tabella 4-1). Osservando lo scarto quadratico 
medio dei vari mesi dell’anno, si nota che i valori da dicembre a marzo sono superiori al 10%, perciò 
non vengono considerati per il calcolo del coefficiente di degrado annuo. Il coefficiente RD annuo è 
ottenuto come media degli RD mensili per i mesi da aprile a novembre. 
Tabella 4-1: calcolo dei coefficienti di degradazione mensili RD per gli anni 2012-2016. 
 
Dall’analisi si ottiene un coefficiente di degrado annuo RD% pari a -0.75%, il quale viene utilizzato in 
seguito per l’analisi economica dell’impianto fotovoltaico. Infatti dagli studi di NREL è risultato che 
il metodo dei kWh grezzi ha uno scostamento minore dal metodo della curva I-V, mentre il metodo 








En gen En feb En mar En apr En mag En giu En lug En ago En set En ott En nov En dic
2.012 100,00% 100,00% 100,00% 100,00% 100,00% 100,00% 100,00% 100,00% 100,00% 100,00% 100,00% 100,00%
2.013 54,96% 84,09% 62,00% 102,87% 84,92% 104,12% 101,07% 97,04% 105,50% 80,57% 107,64% 122,20%
2.014 43,17% 68,95% 88,89% 107,99% 99,90% 102,53% 85,76% 83,94% 96,37% 111,58% 83,36% 88,68%
2.015 80,11% 87,06% 87,99% 121,18% 85,09% 100,70% 98,09% 90,44% 103,56% 101,86% 99,73% 92,96%
2.016 70,72% 66,00% 75,97% 102,31% 81,87% 85,59% 91,51% 98,03% 108,95% 95,49% 97,73% 128,71%
dev st 20% 12% 13% 8% 8% 7% 6% 6% 4% 10% 8% 16%





L’impianto fotovoltaico di Fischer Italia ha potenza nominale pari a 172.5 kW e una produzione di 
energia stimata all’anno zero (E0) di 203000 kWh derivante da 750 moduli che costituiscono 
l’impianto. L’analisi economica è basata sulla stima della produzione di energia negli anni d’esercizio 
dell’impianto fotovoltaico. Stimata l’energia prodotta annualmente dall’impianto , è possibile 
elaborare dei business plan i quali mostrano l’andamento economico negli anni.  
La stima di energia prodotta, effettuata dal produttore dell’impianto (Solon S.p.a.), viene fatta 
partendo dall’irraggiamento globale annuo che incide sui moduli fotovoltaici. Dal database online 
PVGIS, inserendo le perdite di sistema, i dati di localizzazione, disposizione e di potenza 
dell’impianto è possibile calcolare l’irraggiamento globale annuo sul piano dei moduli. Per l’impianto 
in analisi si ottengono 1640 kWh/m
2
 annui (Hi). 
Il calcolo dell’energia annuale prodotta al primo anno di funzionamento di impianto viene fatto 
utilizzando la seguente formula: 
                              (4.4) 
Dove: 
- Hi è la radiazione globale incidente i moduli [kWh/m
2
]; 
- A è l’area totale dei moduli, data dal prodotto Amod *(numero moduli di impianto) [m
2
]; 
- ηmod è il rendimento del modulo, dato dalla potenza nominale del modulo diviso l’area del 
modulo: ηmod = P0,mod / Amod; 
- ηBOS è il rendimento di impianto (pari a 0.718); 
- P0 è la potenza nominale di impianto (172.5 kWp). 
Utilizzando la formula indicata, si ottiene l’energia E0 = 203000 kWh annui. Per stimare l’energia 
prodotta negli anni successivi al primo, bisogna tenere conto delle perdite di degradazione che subisce 
l’impianto. Il progettista ha stimato un coefficiente di degradazione nominale RD,nom pari a -0.7%. 
Mentre, dall’analisi fatta nel paragrafo 4.1 si è ottenuto un coefficiente di degradazione calcolato 
RD,calc = -0.75. L’energia prodotta nell’anno ennesimo  dall’impianto fotovoltaico si ottiene nel modo 
seguente: 
      (      )  (4.5) 
Dove: 
 E0 – energia prodotta dall’impianto nell’anno zero (= 203000 kWh); 
 RD – coefficiente di degradazione dell’impianto; 
 n – numero dell’anno considerato.  
Dalla formula (4.3) è possibile tracciare l’andamento dell’energia prodotta nei 25 anni di vita 
dell’impianto fotovoltaico. Si effettuano due stime di andamento dell’energia prodotta: 
- Enom utilizzando il coefficiente nominale RD,nom; 
- Ecalc utilizzando il coefficiente di degradazione RD,calc calcolato dall’analisi di degradazione 
delle prestazioni.  





Tabella 4-2: valori di energia annua stimata con il coefficiente RD,nom e RD,calc. 
Anno 
Enom                 
RD,nom 
Ecalc             
RD,calc 
1 203000 203000 
2 201579 201478 
3 200158 199955 
4 198737 198433 
5 197316 196910 
6 195895 195388 
7 194474 193865 
8 193053 192343 
9 191632 190820 
10 190211 189298 
11 188790 187775 
12 187369 186253 
13 185948 184730 
14 184527 183208 
15 183106 181685 
16 181685 180163 
17 180264 178640 
18 178843 177118 
19 177422 175595 
20 176001 174073 
21 174580 172550 
22 173159 171028 
23 171738 169505 
24 170317 167983 
25 168896 166460 
 
Confrontando le due stime di energia prodotta Enom ed Ecalc si ottiene una differenza di energia 
cumulativa nei 25 anni pari a ΔE=30450 kWh. Inserendo in un grafico le due stime di energia prodotta 




Figura 4.2: stima dell'andamento dell'energia prodotta, Enom con RD nominale in rosso ed Ecalc con RD calcolato in verde. 
Nella Figura 4.2 si vede in verde l’andamento dell’energia prodotta dall’impianto con il coefficiente di 
degradazione calcolato RD,calc (= -0.75) mentre nel fondo in rosso l’andamento dell’energia stimata 
inizialmente con il coefficiente RD,nom. L’area compresa tra le due linee nere nel grafico corrisponde 
alla differenza di energia ΔE accumulata nei 25 anni. 
Per stimare il business plan economico fotovoltaico bisogna conoscere i dati relativi ai costi iniziali di 
investimento, costi di assicurazione, costi di manutenzione e il regime di incentivi a cui è sottoposto 
l’impianto fotovoltaico. I costi sostenuti complessivamente sono i seguenti in Tabella 4-3. 
Tabella 4-3: costi iniziali per la realizzazione dell'impianto fotovoltaico Fischer Italia.  
Società: Fischer Italia  
Località: Padova  






Costi preliminari  
  
72000 € 
Costo totale impianto      508425 € 
 
I costi assicurativi e di manutenzione vengono stimati per kWp, rispettivamente 12 €/kWp e 35 
€/kWp. Le imposte a cui è sottoposto l’impianto sono IREP (27.50%) e IRAP (3.90%). L’impianto è 
entrato in esercizio il 29 novembre 2011. Esso riceve gli incentivi del Quarto Conto Energia e 
usufruisce della valorizzazione dell’energia elettrica dello Scambio Sul Posto (SSP). Il quarto conto 
energia incentiva l’energia elettrica prodotta dagli impianti fotovoltaici a partire dalla data di entrata in 
esercizio, per un periodo di 20 anni e la tariffa è costante in moneta corrente per tutta la durata 
dell’incentivazione. Secondo il ―DM 5 Maggio 2011‖ per gli impianti entrati in esercizio a novembre 
2011, la tariffa incentivante è pari a 0.272 €/kWh (Tabella 4-4). Inoltre, il decreto introduce una 
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maggiorazione del 10% sulla componente incentivante della tariffa per gli impianti il cui costo di 
investimento sia per non meno del 60% riconducibile ad una produzione realizzata all’interno della 
Unione europea. La tariffa incentivante totale per l’impianto di Fischer Italia risulta pari a 0.2992 
€/kWh. 
Tabella 4-4: tariffe incentivanti del 4° Conto Energia per l'ultimo quadrimestre del 2011. 
 
Il meccanismo di scambio sul posto consente al produttore fotovoltaico di ottenere una 
compensazione tra il valore economico associabile all’energia elettrica prodotta e immessa in rete e il 
valore economico teorico associato all’energia elettrica prelevata e consumata in un periodo differente 
da quello in cui avviene la produzione. Il GSE ha il compito di gestire le attività connesse allo 
scambio sul posto e di erogare il contributo in conto scambio (CS), che garantisce il rimborso di una 
parte degli oneri sostenuti dall’utente per il prelievo di energia elettrica dalla rete. Il contributo è 
calcolato dal GSE tenendo conto delle peculiari caratteristiche dell’impianto e dei profili di consumo 
(prelievo) teorici e standard attribuiti a ciascun utente dello scambio. Il CS ha la seguente formula: 
      (      )           (4.6) 
Dove: 
 OE è la parte di energia convenzionale, espressa in €, dell’onere sostenuto 
dall’utente dello scambio per l’acquisto dell’energia elettrica prelevata, pari al 
prodotto tra la quantità di energia elettrica prelevata e il prezzo unico nazionale 
(PUN); 
 CEi è il controvalore dell’energia elettrica immessa in rete, espresso in €, 
determinato sulla base dei prezzi zonali orari che si formano sul mercato del giorno 
prima (MGP), ovvero sulla base dei prezzi unici nazionali orari nel caso di impianti 
connessi a reti non interconnesse; 
 CUSf è il corrispettivo unitario di scambio forfetario annuale, espresso in c€/kWh, 
determinato dal GSE; 
 ES è la quantità dell’energia elettrica scambiata, espressa in kWh, e pari al minimo, 
su base annuale solare, tra la quantità di energia elettrica immessa Ei e la quantità di 
energia elettrica prelevata EPR; 
Lo stabilimento di Fischer Italia in analisi, nella maggior parte dell’anno, utilizza tutta l’energia 
prodotta dall’impianto. Solamente una piccola parte dell’energia prodotta viene immessa in rete nei 
periodi in cui lo stabilimento è chiuso. Ipotizzando che l’energia immessa sia pari all’8% della totale 
prodotta dall’impianto, il minimo tra CEI e OE è il CEI, mentre l’energia scambiata corrisponde alla 
parte di energia immessa EI. Per cui il contributo in conto scambio risulta 
                 (4.7) 
 
Si ipotizza un contributo CS pari a 0.12 c€/kWh da applicare all’8% dell’energia prodotta 
dall’impianto fotovoltaico. Dalla somma degli incentivi del conto energia e dello scambio sul posto si 
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ottiene un incentivo totale di 0.3088 € per kWh di energia prodotta dall’impianto. Per lo sviluppo del 
business plan si inserisce, inoltre, il costo del kWh risparmiato in bolletta, corrispondente all’energia 
prodotta dall’impianto e autoconsumata, ipotizzato pari a 0.125 €/kWh . Dai dati acquisiti e stimati, è 
possibile sviluppare un business plan con lo scopo di monitorare i guadagni dell’investimento 
fotovoltaico e il tempo di recupero dell’investimento. Si parte dall’andamento della produzione di 
energia della Tabella 4-2 per calcolare due business plan: il primo con l’energia prodotta considerando 
il coefficiente di degradazione nominale detto ―business plan iniziale‖ e il secondo con il coefficiente 
RD,calc calcolato dall’analisi di degradazione detto ―business plan calcolato‖. Di seguito il business 
plan iniziale coincide con quello presentato dal produttore dell’impianto. 
Tabella 4-5: business plan iniziale fotovoltaico con energia prodotta Enom. 
 
 
In Tabella 4-5, l’energia prodotta annualmente, incentivata con il conto energia, lo scambio sul posto 
e il risparmio in bolletta, producono il totale delle entrate. Il totale delle uscite è dovuto alle spese di 
manutenzione e assicurazione annue. Dal totale delle entrate, uscite, saldo delle imposte e costi di 
investimento iniziali vengono calcolati flusso di cassa e cassa progressiva. Il business plan iniziale 
riporta un tempo di recupero dell’investimento (payback time) all’ottavo anno di esercizio e un 
guadagno in cassa progressiva al 25° anno di 788353 €. Mettendo a confronto il business plan iniziale 
con il business plan calcolato con l’energia Ecalc (Tabella 4-6), si nota che il tempo di recupero 
dell’investimento è circa lo stesso. In questo caso il coefficiente di degradazione calcolato RD,calc non 











Flusso di Cassa 
dell'Investitore
Cassa progressiva 









2011 -508425 -508425 508.425-€    0
2012 203000 88061 -8108 79954 -428471 428.471-€    1 -€ 432.996,79
2013 201579 87949 -8270 61397 -367074 367.074-€    2 -€ 378.353,41
2014 200158 87839 -8435 70436 -296638 296.638-€    3 -€ 319.214,16
2015 198737 87733 -8604 70247 -226391 226.391-€    4 -€ 263.572,09
2016 197316 87629 -8776 70058 -156334 156.334-€    5 -€ 211.221,01
2017 195895 87528 -8951 69868 -86466 86.466-€       6 -€ 161.966,92
2018 194474 87430 -9130 69678 -16788 16.788-€       7 -€ 115.627,27
2019 193053 87334 -9313 69487 52699 52.699€       8 -€ 72.030,26
2020 191632 87242 -9499 69296 121995 121.995€    9 -€ 31.014,21
2021 190211 87152 -9689 69104 191099 191.099€    10 € 7.572,99
2022 188790 87065 -9883 68911 260010 260.010€    11 € 43.874,51
2023 187369 86981 -10081 36789 296798 296.798€    12 € 62.157,30
2024 185948 86899 -10282 52559 349357 349.357€    13 € 86.798,90
2025 184527 86820 -10488 52363 401720 401.720€    14 € 109.959,30
2026 183106 86744 -10698 52167 453888 453.888€    15 € 131.726,81
2027 181685 86670 -10912 51970 505857 505.857€    16 € 152.184,45
2028 180264 86599 -11130 51771 557628 557.628€    17 € 171.410,34
2029 178843 86530 -11352 51571 609199 609.199€    18 € 189.477,90
2030 177422 86463 -11580 51370 660569 660.569€    19 € 206.456,21
2031 176001 86399 -11811 51167 711735 711.735€    20 € 222.410,24
2032 174580 34103 -12047 -1272 710463 710.463€    21 € 222.036,05
2033 173159 34469 -12288 31750 742213 742.213€    22 € 230.846,87
2034 171738 34837 -12534 15299 757512 757.512€    23 € 234.852,04
2035 170317 35207 -12785 15381 772893 772.893€    24 € 238.650,71




Tabella 4-6: “business plan calcolato” fotovoltaico con energia prodotta Ecalc. 
 
Tuttavia, al 25° anno la cassa progressiva del business plan calcolato riporta un valore di 780553 €, 
inferiore al valore del business plan iniziale. Il coefficiente RD,calc, stimato dall’analisi delle perdite di 
degradazione delle prestazioni e inserito nel business plan calcolato, ha permesso di trovare una 
perdita economica sui ricavi complessivi di 7800 € dopo i 25 anni di esercizio dell’impianto, rispetto 
al business plan iniziale. 
Tabella 4-7: ricavi dopo 25 anni di esercizio dell'impianto per il business plan iniziale e calcolato; differenza  ricavi tra i due 
business plan. 
Business Plan Iniziale Calcolato perdita iniziale - calcolato 
TOTALE RICAVI a 25 anni  € 788.353 € 780.553 € 7.800 
 
Un altro metodo di valutazione dell’investimento fotovoltaico è il VAN: Valore Attuale Netto. Un 
investimento economico è considerato redditizio se il VAN risulta positivo a fine vita del periodo di 
investimento che coincide con il periodo di vita dell’imp ianto fotovoltaico. Il VAN è calcolato nel 
modo seguente: 
        ∑
  
(   )  
 
    (4.8) 
Dove  
 F0 è il flusso di cassa all’anno zero, coincide con il costo iniziale di investimento;  
 Fi è il flusso di cassa dell’anno i-esimo; 
 r è il tasso di attualizzazione. 
Considerando un tasso di attualizzazione pari al 6% è possibile calcolare il Valore Attuale Netto dei 
flussi di cassa annui (ultima colonna delle tabelle). I VAN di entrambi i business plan risultano 







Totale Entrate Totale uscite
Flusso di Cassa 
dell'Investitore
Cassa progressiva 










2011 -508425 -508425 -508425 0
2012 203000 88061 -8108 79954 -428471 -428471 1 -€ 432.996,79
2013 201478 87905 -8270 61353 -367118 -367118 2 -€ 378.392,82
2014 199955 87750 -8435 70375 -296744 -296744 3 -€ 319.305,02
2015 198433 87598 -8604 70154 -226589 -226589 4 -€ 263.736,12
2016 196910 87449 -8776 69934 -156655 -156655 5 -€ 211.477,60
2017 195388 87301 -8951 69712 -86943 -86943 6 -€ 162.333,30
2018 193865 87156 -9130 69490 -17454 -17454 7 -€ 116.118,68
2019 192343 87013 -9313 69266 51813 51813 8 -€ 72.660,12
2020 190820 86872 -9499 69042 120855 120855 9 -€ 31.794,30
2021 189298 86734 -9689 68816 189671 189671 10 € 6.632,46
2022 187775 86597 -9883 68590 258261 258261 11 € 42.764,72
2023 186253 86462 -10081 36433 294694 294694 12 € 60.870,70
2024 184730 86330 -10282 52168 346862 346862 13 € 85.329,13
2025 183208 86199 -10488 51937 398799 398799 14 € 108.301,06
2026 181685 86071 -10698 51705 450504 450504 15 € 129.875,78
2027 180163 85944 -10912 51471 501975 501975 16 € 150.137,21
2028 178640 85818 -11130 51235 553211 553211 17 € 169.164,25
2029 177118 85695 -11352 50998 604209 604209 18 € 187.031,08
2030 175595 85573 -11580 50759 654967 654967 19 € 203.807,43
2031 174073 85452 -11811 50517 705484 705484 20 € 219.558,88
2032 172550 33707 -12047 -1354 704131 704131 21 € 219.160,69
2033 171028 34044 -12288 31278 735408 735408 22 € 227.840,38
2034 169505 34384 -12534 14988 750396 750396 23 € 231.764,13
2035 167983 34724 -12785 15049 765445 765445 24 € 235.480,97




Dopo aver studiato i business plan basati sull’energia ipoteticamente producibile dall’impianto di 
Fischer Italia, è interessante monitorare l’andamento dell’energia effettivamente prodotta nei primi 5 
anni di vita dell’impianto.  La produzione di energia dell’impianto fotovoltaico Fischer Italia dal 2012 
al 2015 è la seguente: 













L’impianto fotovoltaico ha prodotto più energia rispetto all’energia stimata a partire 
dall’irraggiamento fornito dal database PVGIS. L’energia in più prodotta porta a dei ricavi maggiori 
rispetto ai business plan stimati in precedenza. Nei dati forniti da Fischer Italia sono presenti i valori 
delle remunerazioni ottenute dagli incentivi del 4° Conto Energia e dallo scambio sul posto. 









2012 70349 1523 
2013 64746 1953 
2014 63935 1172 
2015 67823 1091 
2016 63559 2041 
 
Con tali dati è possibile effettuare un business plan in cui i primi anni d’esercizio  (2012-2016) 
contengono i valori reali di energia prodotta e i ricavi effettivamente ottenuti dal GSE. Per gli anni 
successivi, a partire dal 2017, si fanno le seguenti ipotesi: 
 Energia annua calcolata con la formula 4.3; 
 E0 è l’energia effettivamente prodotta nell’anno 2016 (212573 kWh); 
 Il coefficiente di degrado è RD,calc = - 0.75 %; 
 Stessi dati economici iniziali utilizzati per il business plan calcolato in precedenza. 
Così si può stimare il ―business plan reale‖ (Tabella 4-10), dal quale risulta che l’investimento 
fotovoltaico viene recuperato tra il 2017 e il 2018, cioè al settimo anno di esercizio, in anticipo di un 
anno rispetto ai business plan precedenti. Il valore attuale netto risulta positivo al nono anno di 
esercizio dell’impianto fotovoltaico, anch’esso risulta positivo un anno prima rispetto ai business plan 
iniziale e business plan calcolato. Inoltre il guadagno della cassa progressiva al 25° anno risulta pari a 
849042 €. Quindi nel caso del business plan reale, il produttore riesce a garantire la produzione e il 
guadagno al 25° anno, stimati inizialmente, anche se il coefficiente di degradazione RD,calc risulta 
superiore a quello nominale RD,nom.  
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Dall’analisi economica è evidente che l’investimento dell’impianto fotovoltaico è redditizio, sia nel 
caso del business plan stimato inizialmente che nel caso del business plan reale. La convenienza 
dell’investimento è dovuta in particolar modo alle ottime tariffe incentivanti del quarto conto energia 
insieme allo scambio sul posto, le quali permettono un tempo di recupero veloce e un VAN positivo 





















Flusso di Cassa 
dell'Investitore
Cassa progressiva 










2011 -508425 -508425 -508425 0
2012 235251 115567 -8108 107460 -400965 -400965 1 - € 407.048
2013 216218 104214 -8270 60389 -340576 -340576 2 - € 353.302
2014 213520 101682 -8435 82700 -257876 -257876 3 - € 283.865
2015 225798 107110 -8604 86039 -171837 -171837 4 - € 215.715
2016 212573 90046 -8776 64652 -107185 -107185 5 - € 167.403
2017 210979 89856 -8951 76762 -30423 -30423 6 - € 113.288
2018 209384 89668 -9130 71213 40790 40790 7 - € 65.928
2019 207790 89483 -9313 70960 111750 111750 8 - € 21.406
2020 206196 89299 -9499 70707 182457 182457 9 €20.445
2021 204602 89118 -9689 70452 252910 252910 10 €59.785
2022 203007 88939 -9883 70197 323106 323106 11 €96.764
2023 201413 88762 -10081 38011 361117 361117 12 €115.654
2024 199819 88588 -10282 53717 414834 414834 13 €140.839
2025 198224 88415 -10488 53457 468291 468291 14 €164.483
2026 196630 88244 -10698 53196 521488 521488 15 €186.680
2027 195036 88076 -10912 52934 574422 574422 16 €207.517
2028 193441 87909 -11130 52670 627091 627091 17 €227.077
2029 191847 87744 -11352 52404 679495 679495 18 €245.436
2030 190253 87581 -11580 52136 731632 731632 19 €262.668
2031 188659 85609 -11811 50055 781687 781687 20 €278.276
2032 187064 31328 -12047 -3200 778487 778487 21 €277.334
2033 185470 31646 -12288 30422 808909 808909 22 €285.777
2034 183876 31966 -12534 13330 822239 822239 23 €289.266
2035 182281 32288 -12785 13378 835617 835617 24 €292.571




5. Soluzioni di miglioramento 
 
In questo capitolo vengono proposte ed analizzate delle soluzioni di miglioramento al fine di 
ottimizzare le prestazioni e la produzione di energia dell’impianto fotovoltaico di Fischer Italia. Come 
si è spiegato nei capitoli precedenti, le prestazioni di un impianto dipendono da molti fattori, alcuni 
controllabili ed altri non. I fattori non controllabili sono l’irraggiamento, la temperatura, la presenza 
del vento e la localizzazione dell’impianto. Ci sono poi molti fattori da cui dipendono le prestazioni 
sui quali si può intervenire, come ad esempio: 
 Accumulo di polveri e sporcizia – pulizia; 
 Ombreggiamenti dovuti alla vegetazione – potatura; 
 Ambientazione degli inverter – inverter distanti dalla luce diretta del sole; 
 Sostituzione programmata degli interruttori e scaricatori di sovratensione 
dell’impianto elettrico; 
 Manutenzione dei sensori del sistema di monitoraggio; 
 Ecc… 
Oltre alla fase iniziale di progettazione dell’impianto dalla quale dipendono le prestazioni, altrettanto 
importante è la fase di monitoraggio dell’impianto fotovoltaico. Infatti solo monitorando 
periodicamente le prestazioni del sistema è possibile verificare che tutte le parti stiano funzionando 
correttamente. Quando gli indici di prestazione del sistema hanno delle cadute è necessario scoprire le 
cause di tali perdite affinché il sistema possa tornare ad avere prestazioni elevate. Le perdite di 
sistema possono essere limitate effettuando manutenzioni ordinarie e se necessario straordinarie alle 
varie parti dell’impianto.  
L’impianto di Fischer Italia ha stipulato per i primi anni un contratto di O&M con la ditta Solon per 
interventi di manutenzione ordinaria semestrale e annuale . Dall’anno 2016, Fischer Italia ha cambiato 
la ditta di manutenzione e monitoraggio passando alla ditta Esapro. Le manutenzioni ordinarie 
previste per l’impianto fotovoltaico hanno  i seguenti scopi: 
Tabella 5-1: interventi di manutenzione ordinaria per l'impianto fotovoltaico di Fischer Italia.  
INTERVENTO FREQUENZA 
Campo Fv 
Ispezione visiva moduli fotovoltaici 
 
Semestrale 
Controllo strutture meccaniche Annuale 
Verifica funzionamento elettrico 
Verifica spegnimento inverter per mancanza rete AC 





Controllo stato scaricatori 
Pulizia involucro inverter 





Quadri elettrici e quadri di monitoraggio 
Controllo visivo, pulizia, stato interruttori 





Controllo corretto collegamento dei cavi e collegamento di terra, controllo 










Inoltre, è stato deciso di fare un lavaggio annuale dei moduli fotovoltaici, possibilmente prima della 
stagione estiva, durante la quale l’impianto produce la maggior parte dell’energia. Monitorando 
l’andamento del coefficiente di performance ratio prima e dopo le operazioni di lavaggio dei moduli è 
possibile capire eventuali vantaggi dell’intervento .  
Per l’anno 2016, a partire da giugno, mese in cui è subentrata la ditta di manutenzione e monitoraggio 
Esapro, sono stati effettuati i seguenti interventi presso l’impianto di Fischer Italia. 
Tabella 5-2: interventi all’impianto fotovoltaico da parte di Esapro.  
 
 
Dalla Tabella 5-2 si vede che è stato effettuato un lavaggio il 3 agosto 2016. Si analizzano i 
coefficienti di performance ratio prAC,0 dei singoli inverter nei giorni precedenti e successivi il 
lavaggio effettuato il 3 agosto.  
Tabella 5-3: performance ratio prAC,0 dei singoli inverter nel periodo luglio agosto 2016. 
giorni  
pr 
 inv 1 
Pr 
 inv 2 
pr 










 inv 8 
pr 









25/7/16 0,85 0,84 0,84 0,83 0,83 0,84 0,83 0,82 0,83 0,83 0,76 0,74 0,83 
26/7/16 0,84 0,84 0,84 0,84 0,83 0,83 0,83 0,83 0,82 0,82 0,73 0,72 0,84 
27/7/16 0,84 0,85 0,83 0,84 0,83 0,84 0,85 0,85 0,85 0,84 0,76 0,76 0,85 
28/7/16 0,84 0,84 0,83 0,82 0,81 0,82 0,81 0,81 0,81 0,81 0,75 0,76 0,82 
29/7/16 0,85 0,85 0,85 0,84 0,84 0,83 0,84 0,84 0,83 0,83 0,74 0,73 0,85 
30/7/16 0,85 0,85 0,84 0,84 0,84 0,84 0,84 0,84 0,84 0,84 0,75 0,74 0,84 
31/7/16 0,86 0,83 0,84 0,83 0,83 0,84 0,83 0,83 0,83 0,83 0,72 0,72 0,82 
1/8/16 0,85 0,85 0,84 0,83 0,83 0,84 0,84 0,84 0,83 0,84 0,75 0,74 0,80 
2/8/16 0,85 0,85 0,85 0,86 0,84 0,84 0,84 0,83 0,85 0,85 0,74 0,75 0,86 
3/8/16 0,89 0,88 0,88 0,88 0,88 0,89 0,88 0,88 0,89 0,89 0,80 0,79 0,87 
4/8/16 0,88 0,89 0,88 0,89 0,88 0,88 0,87 0,86 0,87 0,88 0,86 0,83 0,88 
5/8/16 0,86 0,90 0,88 0,87 0,89 0,89 0,88 0,88 0,88 0,88 0,85 0,83 0,85 
6/8/16 0,60 0,88 0,87 0,87 0,87 0,88 0,86 0,87 0,88 0,87 0,85 0,84 0,87 
7/8/16 0,60 0,88 0,88 0,89 0,88 0,88 0,87 0,87 0,88 0,88 0,85 0,83 0,88 
8/8/16 0,60 0,88 0,88 0,88 0,88 0,88 0,87 0,88 0,88 0,87 0,85 0,82 0,88 
9/8/16 0,60 0,88 0,87 0,87 0,87 0,87 0,87 0,86 0,87 0,87 0,84 0,82 0,89 
10/8/16 0,60 0,86 0,86 0,85 0,87 0,87 0,86 0,86 0,87 0,87 0,84 0,83 0,84 
11/8/16 0,61 0,88 0,88 0,89 0,88 0,88 0,88 0,88 0,88 0,88 0,85 0,84 0,89 
 
Osservando i valori dei prAC,0 si nota che i valori dei giorni successivi al 3 agosto sono leggermente 
superiori ai valori antecedenti il lavaggio. Perciò l’intervento è risultato utile al fine di aumentare le 
prestazioni di impianto. Lo stesso risultato è confermato dal coefficiente d i performance ratio PRAC 
mensile di impianto per i mesi di luglio ed agosto 2016.  
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Luglio 77.6 % 
Agosto 81.5 % 
 
Oltre alle manutenzioni ordinarie presentate precedentemente in Tabella 5-1, per il periodo del 2016 è 
stata effettuata un’ulteriore manutenzione straordinaria in data 03/11/2016. La manutenzione svolta da 
due tecnici di Esapro consiste nel verificare il corretto funzionamento dell’inverter 1, il quale ha avuto 
problemi di prestazioni e di potenza prodotta limitata nel periodo agosto – novembre 2016. Durante la 
manutenzione è stato riscontrato che l’inverter funzionava correttamente ma un fusibile di stringa è 
scattato ed ha interrotto il circuito tra una stringa del campo I1 e l’inverter 1. La stringa di 20 moduli 
relativi all’inverter I1 è stata isolata dal circuito elettrico causando il calo delle prestazioni visto nel 
paragrafo 3.3.4. La sostituzione del fusibile del tipo ―siba 10x38 12 A 1000V DC‖, ha permesso di 
ripristinare il collegamento della stringa 3 al circuito dell’inverter 1. Successivamente alla data di 
manutenzione straordinaria le prestazioni e la potenza prodotta dall’inverter 1 sono tornate nella 






















Sviluppo di un foglio di calcolo per il monitoraggio delle 5.1.
prestazioni 
In seguito al lavoro di analisi svolto presso l’azienda, si è compreso l’importanza di un monitoraggio 
costante delle prestazioni dell’impianto fotovoltaico  che permetta di intervenire tempestivamente nel 
caso di problematiche prestazionali al sistema. Perciò, si è deciso di sviluppare uno strumento che 
presenti in modo semplice i parametri di monitoraggio del sistema. Lo strumento consiste in un foglio 
di calcolo (excel), il quale permette di monitorare l’andamento complessivo dell’impianto fotovoltaico 
nel breve e nel lungo periodo. Eventuali anomalie delle prestazioni di impianto vengono segn alate 
dallo strumento.  
Il foglio excel detto ―Monitoraggio mese.xlsx‖ (ad esempio: ―Monitoraggio mese 12-16.xlsx‖) è 
basato sul calcolo dei coefficienti di performance ratio descritti nel paragrafo 3.3. Estrapolando i dati 
di produzione giornalieri e inserendoli nel foglio di calcolo è possibile monitorare:  
- prestazioni giornaliere dei singoli inverter di impianto prAC,0;  
- andamento delle prestazioni mensili di energia complessivamente prodotta dall’impianto 
PRAC,mese;  
- prestazioni e la produzione di energia fotovoltaica annuale PRAC,annuo – kWhannui . 
Per un corretto funzionamento del programma bisogna partire dal monitoraggio del primo mese 
dell’anno considerato, ad esempio: ―Monitoraggio mese 1-17.xlsx‖. Per l’analisi dei mesi successivi, 
si salva il file: ―Monitoraggio mese 1-17.xlsx‖ salvandolo con nome: ―Monitoraggio mese 2-17.xlsx‖, 
per mantenere i dati utili di produzione mensile dei mesi precedenti. Il file può essere aggiornato 
giorno per giorno, tuttavia si consiglia di aggiornare il file excel settimanalmente per riscontrare 
eventuali anomalie del sistema.  
 Lo strumento è costituito da 7 fogli nominati: 
1. Istruzioni di compilazione; 
2. Inserisci dati; 
3. Performance giornaliera; 
4. Performance mensile; 
5. Performance annuale; 
6. Grafici potenze; 
7. Grafici performance giornaliere. 
 
Nel primo foglio (1.) sono indicate le istruzioni per estrarre correttamente dal portale di monitoraggio 
Esapro i dati di potenza, di irraggiamento, di temperatura e di energia necessari per eseguire i calcoli. 
Una volta estratti i dati in ordine corretto dal portale viene richiesta la data del mese da analizzare. 




Figura 5.1: foglio di calcolo monitoraggio mese 12-16, schermata "inserisci dati". 
Con i dati di potenza, temperatura dei moduli ed irraggiamento inseriti nel foglio 2 dalla colonna D 
alla colonna V, vengono calcolati i prAC,0 dei singoli inverter ogni 15 minuti (come descritto nel 
paragrafo 3.3.3). Successivamente viene fatta la media giornaliera dei valori di prAC,0 dei singoli 
inverter e il valore è presentato nel terzo foglio ―Performance giornaliera‖  (Figura 5.2). Il foglio 
permette di filtrare i prAC,0 scegliendo un certo valore di irraggiamento da inserire nella cella O3 (ad 
esempio: G > 50 - 200 W/m
2). Da questo foglio è possibile osservare l’andamento delle prestazioni 
dei singoli inverter con il passare dei giorni. Il foglio evidenzia automaticamente in rosso i giorni in 
cui le prestazioni sono ritenute basse. Mentre in giornate con scarsi livelli di irraggiamento viene 
visualizzata la scritta: ―NO SOLE‖.  
 
Figura 5.2: foglio di calcolo "Performance Giornaliera" del mese 08-2016. 
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Ad esempio, nel mese di agosto 2016, dal 6 agosto viene segnalato il calo di prestazioni all’inverter 
I1, del quale si è discusso in precedenza. Se ci sono valori bassi dei coefficienti di performance ratio 
giornalieri, nella riga 35 dello stesso foglio si invita a controllare i grafici delle potenze e delle 
performance giornaliere, rimandando al corrispondente foglio (6 e 7). 
Il foglio 4. ―Performance Mensile‖ in Figura 5.3 mostra la performance mensile complessiva 
dell’impianto fotovoltaico insieme all’irraggiamento integrale e all’energia totale prodotta nel mese 
considerato. Si utilizzano i dati di energia giornaliera ed irraggiamento integrale a 10 e 30°, inseriti 
nelle colonne Y – AA del foglio 2. ‖inserisci dati‖, per calcolare i PRAC giornalieri con la formula 
(3.6) del paragrafo 3.3.1. Il performance ratio mensile, presentato nel foglio 4, viene calcolato a 
partire dall’energia prodotta complessivamente dall’impianto EAC nel mese considerato e 
dall’irraggiamento globale Hi mensile. 
 
Figura 5.3: foglio di calcolo "Performance Mensile" del mese 08-2016. 
Il grafico, nello stesso foglio, mostra l’andamento del PR giornaliero di impianto  (formula 3.6 con i 
valori giornalieri). È possibile filtrare i dati mediante la selezione multipla del filtro  presente nella 
cella C16, eliminando dal grafico i valori non attendibili (PR superiori al 100% o giorni‖ NO SOLE‖). 
Il foglio 5. ―Performance annuale‖ riassume i valori di irraggiamento Hi (kWh/m
2
), di energia EAC 
(kWh) e di PRAC dei singoli mesi, calcolati nel foglio 4. Infine, viene calcolato il coefficiente di 
performance ratio annuale PRAC con l’energia totale prodotta nell’anno EAC (kWh) e l’irraggiamento 
globale annuo Hi (kWh/m
2




Figura 5.4: foglio di calcolo "Performance Annuale" del mese 12-2016. 
Nel foglio 6. ―Grafici potenze‖ sono presenti i grafici delle potenze normalizzate yf prodotte dai 
singoli inverter per i vari giorni del mese analizzato. Per ogni inverter, il grafico riporta l’andamento 
della potenza normalizzata prodotta dall’inverter durante il corso della giornata  (curva blu) e 
l’andamento della media delle potenze normalizzate dei singoli inverter (in arancione). Ad esempio, la 
Figura 5.5 mostra l’andamento degli y f degli inverter 1 e 2 (in blu) nel mese di agosto 2016, dai quali 
si nota che l’inverter 1 ha una curva più bassa rispetto alla curva dell’y f medio (in arancione).  
 
 
Figura 5.5: foglio di calcolo "Grafici Potenze" del mese 08-2016. 
Infine, dal foglio 7. ―Grafici performance giornaliere‖, si possono osservare le curve dei coefficienti di 
performance ratio istantaneo prAC dei singoli inverter (curve blu) insieme alle curve di irraggiamento 




Figura 5.6: foglio di calcolo "Grafici performance giornaliere" del mese 08-2016. 
Il foglio excel ―monitoraggio mese.xlsx‖ è stato lasciato all’azienda per il monitoraggio attivo dei 
mesi e anni successivi. Monitorando periodicamente le prestazioni di impianto è possibile rilevare 
eventuali problemi ed intervenire tempestivamente. Ad esempio, sarebbe stato possibile effettuare un 
sopralluogo e una manutenzione straordinaria già ad agosto per sostituire il fusibile della stringa del 










Spostamento moduli – energia persa 5.2.
Dall’analisi degli ombreggiamenti sulle stringhe dei campi I11 e I12 nei mesi invernali, si è pensato 
ad una soluzione che possa risolvere questo problema. Dalla foto delle strutture di sostegno (Figura 
5.7), poste sui cupolini dei campi I11 e I12, si osserva la possibilità di innalzare i moduli. Simulando 
via software un innalzamento dei moduli sulla stessa struttura si è visto che il problema di 
ombreggiamento viene risolto. 
 
Figura 5.7: struttura moduli su cupolini tetto sud I11-I12; tetto nord I11. 
La Figura 5.8 e la Figura 5.9 mostrano l’andamento delle ombre sui campi I11 e I12 prima e dopo 
l’operazione di innalzamento dei moduli, nella giornata del 21 dicembre 2016 alle ore 14:00. Come si 
può vedere, alzando le stringhe di moduli di 50-60 cm sulla struttura, i campi I11 e I12 non risultano 
ombreggiati. I moduli dei campi I11 e I12 iniziano ad ombreggiarsi allo stesso tempo in cui si 
ombreggiano tutti gli altri campi sugli shed. 
 
Figura 5.8: tetto lato Nord campo nella giornata del 21-12-2016 alle ore 14:00: a. campo I11 in ombra prima dello 
spostamento; b. campo I11 dopo l’innalzamento di 60 cm  sulla stessa struttura.  
 
Figura 5.9: tetto lato Sud campo nella giornata del 21-12-2016 alle ore 14:00: a. campi I11-12 in ombra prima dello 
spostamento; b. campi I11-12 dopo l’innalzamento di 60 cm sulla stessa struttura.  
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Dopo aver effettuato lo studio sugli spostamenti dei moduli dei campi I11 e I12, è interessante 
calcolare quanta energia viene persa ogni anno a causa degli ombreggiamenti su questi due campi. 
Dalle analisi dei grafici delle potenze normalizzate (yf) si trovano differenze nelle curve di potenza dal 
mese di ottobre 2016 a febbraio 2017. Negli stessi periodi invernali i 6 moduli del campo I12 
(struttura 1 – Figura 3.2) sono anch’essi ombreggiati a causa del rialzo dell’edificio, perciò 
contribuiscono alla differenza di produzione. 
Avendo a disposizione i valori di energia prodotta EAC dai singoli inverter, la stima di energia persa 
viene fatta comparando i valori di energia dei due campi I11 – I12 con i valori di EAC prodotta dal 
campo I2, il quale non ha problemi di ombreggiamenti. Le differenze trovate corrispondono 
all’energia persa a causa degli ombreggiamenti nei mesi invernali. Il campo I2 ha potenza nominale 
13.8 kWp uguale alla potenza nominale del campo I11, mentre il campo I12 ha potenza nominale  di 
6.9 kWp. Il campo I12 produce meno energia avendo minor potenza nominale. Perciò per trovare la 
differenza di energia prodotta ΔEAC si confrontano i reference yield Yf (= EAC/P0) dei tre campi 
selezionati: Yf2, Yf11 e Yf12. I valori di Yf2, Yf11 e Yf12 mensili si ottengono come somma dei valori 
giornalieri nei mesi da ottobre 2016 a febbraio 2017 (Tabella 5-5). Nel calcolo di Yf2 è stato utilizzato 
un coefficiente correttivo che tenga conto della differente inclinazione dei tre campi. Infatti, il campo 
I2 ha un angolo di tilt di 25° mentre i campi I11-I12 sono inclinati a 10°. 
Tabella 5-5: valori degli Yf relativi ai campi I2-I11-I12 per i mesi ottobre 2016 – febbraio 2017 
periodo Yf2 Yf11 Yf12 ΔYf,mese = (Yf2 - Yf11) + (Yf2 - Yf12) 
ottobre 74,39 74,39 72,23 2,16 
novembre 49,21 44,09 43,07 11,25 
dicembre 49,67 35,65 37,36 26,32 
gennaio 65,89 50,48 50,94 30,36 
febbraio 48,86 47,38 46,09 4,25 
 
Ottenuti i valori mensili dei reference yield per i campi I2 – I11 – I12, la differenza tra Yf2 e Yf11 viene 
sommata alla differenza tra Yf2 e Yf12 mese per mese ottenendo il ΔYf mensile. L’energia persa ΔEAC 
mensile si ottiene moltiplicando il ΔYf, mensile per la somma delle potenze nominali dei campi I11 e 
I12 (13.8 kWp e 6.9 kWp): 
             (           )   (5.1) 
 
Dalla quale si ottengono i seguenti valori di energia persa nei mesi da ottobre 2016 a febbraio 2017: 












L’energia persa risulta maggiore nei mesi di dicembre e gennaio in cui le file di moduli dei campi I11 
e I12 sono in ombra per più ore durante le giornate. L’energia totale persa a causa degli 
ombreggiamenti nei mesi invernali ΔEAC,tot risulta di 1539 kWh.  
Dopo aver stimato l’energia persa a causa degli ombreggiamenti, si è pensato alla fattibilità 
dell’operazione di spostamento dei moduli. Per quantificare le operazioni di intervento da effettuare 
all’impianto fotovoltaico è stato coinvolto il manutentore Esapro per un sopralluogo. Il sopralluogo 
effettuato dal manutentore ha avuto esito positivo per l’intervento di spostamento  proposto. In seguito 
al sopralluogo si è richiesto un preventivo per le seguenti operazioni da effettuare: 
 Smontare i moduli fotovoltaici (84 moduli – struttura 2 sui cupolini) e il profilo 
orizzontale superiore;  
 Riforare il profilo diagonale del triangolo in alluminio della struttura 2;  
 Rimontare il profilo orizzontale superiore ed i moduli fotovoltaici. 
 
Figura 5.10:a. disposizione attuale dei moduli su cupolini; b. disposizione dei moduli sui cupolini dopo lo spostamento.  
Il preventivo proposto dalla ditta di manutenzione Esapro è riassunto in tabella seguente.  
Tabella 5-7: preventivo per spostamento moduli in data 09/03/2017.  
Articolo Descrizione Prezzo 
Manodopera 
- Manodopera di n.° 3 tecnici per spostamento moduli in 
copertura 
per 2 giorni lavorativi comprensivo di rimborso km 
2160,00 € 
 
Successivamente si è chiesto al Gestore dei Servizi Energetici (GSE) quale sia la procedura da seguire 
per comunicare lo spostamento e quali siano i costi eventuali. Il GSE ha risposto invitando di far 
riferimento all’articolo pubblicato sul portale GSE 
(http://www.gse.it/it/salastampa/news/Pages/Impianti-fotovoltaici-incentivati-in-Conto-Energia--
interventi-di-manutenzione-e-ammodernamento-principi-di-riferimento-e.aspx) nel quale si apprende 
che: 
“Per tutti gli interventi di manutenzione e ammodernamento effettuati che non abbiano modi ficato 
i dati caratteristici o di configurazione dell’impianto , in modo tale da non produrre effetti sui 
requisiti che hanno consentito il riconoscimento della tariffa incentivante e di eventuali premi o 
maggiorazioni,  il Soggetto Responsabile è tenuto a comunicare al GSE esclusivamente l’avvenuta 
modifica con dichiarazione sostitutiva di atto notorio (DPR 445/00) sul la base del modello di cui 
all’Allegato 2, fermo l’obbligo di conservare idonea documentazione in sito. 
A titolo esemplificativo, rientrano in questa categoria gli interventi di: 
- spostamento degli inverter e dei componenti elettrici minori (apparecchiature di misura, 
protezioni di interfaccia, trasformatori di isolamento, trasformatori elevatori, quadri 
elettrici, etc) 
- sostituzione, rimozione, nuova installazione dei componenti elettrici minori qualora 




- interventi effettuati sulle strutture di sostegno dei moduli o sulle strutture edilizie su cui 
l’impianto è stato installato che non comportino variazioni ai requisiti in base ai quali 
l’impianto è stato incentivato.” 
Per cui lo spostamento dei moduli sulla stessa struttura non comporta modifiche ai dati caratteristici 
dell’impianto. Nonostante ciò, bisogna comunicare al GSE tale modifica tramite dichiarazione scritta. 
Dopo aver calcolato l’energia persa e aver ottenuto il preventivo per le operazioni di spostamento, è 
interessante ricalcolare il business plan reale considerando l’ipotetico spostamento dei moduli. È da 
notare che lo spostamento dei moduli delle file I11 e I12 non comprende lo spostamento dei 6 moduli 
del campo I12 sulla struttura 1. Infatti tali moduli rimangono in ombra e non è possibile recuperare 
l’energia persa per il loro ombreggiamento invernale. Perciò l’energia totale recuperata per 
l’operazione risulta minore di 1539 kWh. Viene utilizzata la formula seguente nel calcolo dell’energia 
persa, la quale esclude i 6 moduli (24 su totale di 30 moduli del campo I12) dal conto: 
                     (         )    (5.2) 
Dalla quale si ottiene l’energia totale guadagnata per lo spostamento: 
ΔE’AC,tot = 1436 kWh. 
Considerando l’irraggiamento annuo stimato dal PVGIS pari a 1640 kWh/m2, il rendimento di 
impianto ηBOS = 0.718 e la potenza nominale P0 = 19.32 kWp (P0,11 + P0,12 * 0.8), i campi I11 e I12 
(senza i 6 moduli in struttura 1) in assenza di ombreggiamenti dovrebbero produrre l’energia annuale: 
E0,11-12= 22750 kWh. 
Per trovare l’energia effettiva prodotta dai campi I11 e I12 (senza i 6 moduli struttura 1) nel primo 
anno E0,11-12,eff viene sottratta la ΔE’AC,tot dalla E0,11-12, ottenendo: 
                              
            (5.3) 
In grafico si vede l’andamento dell’energia effettiva prodotta dai campi I11 – I12 E11-12,eff (in rosso) e 
l’andamento dell’energia prodotta dopo lo spostamento dei moduli (dal 2017, in blu). 
 
Figura 5.11: andamento dell’energia prodotta dai campi I11 e I12 prima dello spostamento dei moduli (rosso) e dopo lo 
spostamento dei moduli (blu). 
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Per valutare la convenienza o meno delle operazioni di spostamento dei moduli si procede con il 
calcolo del ―business plan reale dopo spostamento‖. L’energia guadagnata con lo spostamento 
ΔE’AC,tot viene sommata all’energia annua prodotta dall’impianto  a partire dall’anno 2017. Inoltre, 
viene inserito il costo delle operazioni di spostamento corrispondente a 2160 € del preventivo.  
Tabella 5-8: “business plan reale dopo spostamento” dei campi I11 e I12. 
 
Mettendo a confronto la cassa progressiva del business plan reale dopo spostamento con la cassa 
progressiva del business plan reale (Tabella 4-10) si ottiene l’andamento in Figura 5.12. Dal confronto 
grafico si ottiene un guadagno al 25° anno di esercizio di 5412 €, il quale dimostra la convenienza 
dell’intervento di spostamento dei moduli dei campi I11 e I12. Lo stesso confronto può essere fatto 
con i relativi VAN annuali dei due business plan il quale fornisce un VAN al 25° anno de l business 
plan reale dopo spostamento maggiore di 2138 € rispetto a business plan reale. Lo studio degli 
ombreggiamenti e i relativi business plan sono stati presentati e lasciati all’azienda, la quale valuterà 












Flusso di Cassa 
dell'Investitore
Cassa progressiva 











2011 -508425 -508425 -508425 0
2012 235251 115567 -8108 107460 -400965 -400965 1 - € 407.048
2013 216218 104214 -8270 60389 -340576 -340576 2 - € 353.302
2014 213520 101682 -8435 82700 -257876 -257876 3 - € 283.865
2015 225798 107110 -8604 86039 -171837 -171837 4 - € 215.715
2016 212573 90046 -8776 64652 -107185 -107185 5 - € 167.403
2017 212404 90463 -11111 75210 -31976 -31976 6 - € 114.383
2018 210799 90274 -9130 72794 40818 40818 7 - € 65.971
2019 209194 90087 -9313 70697 111515 111515 8 - € 21.615
2020 207589 89903 -9499 71121 182636 182636 9 €20.482
2021 205984 89720 -9689 70865 253501 253501 10 €60.053
2022 204379 89540 -9883 70609 324110 324110 11 €97.248
2023 202774 89362 -10081 38422 362532 362532 12 €116.343
2024 201169 89186 -10282 54128 416660 416660 13 €141.720
2025 199564 89013 -10488 53867 470527 470527 14 €165.546
2026 197959 88841 -10698 53605 524133 524133 15 €187.913
2027 196354 88671 -10912 53342 577475 577475 16 €208.911
2028 194748 88503 -11130 53077 630552 630552 17 €228.622
2029 193143 88337 -11352 52811 683363 683363 18 €247.124
2030 191538 88173 -11580 52542 735905 735905 19 €264.490
2031 189933 86187 -11811 50448 786353 786353 20 €280.220
2032 188328 31539 -12047 -3166 783188 783188 21 €279.289
2033 186723 31860 -12288 30685 813872 813872 22 €287.804
2034 185118 32182 -12534 13478 827350 827350 23 €291.333
2035 183513 32506 -12785 13528 840878 840878 24 €294.674





Figura 5.12: guadagno al 25° ottenuto anno dallo spostamento dei moduli, come differenza tra la cassa progressiva del 























Con l’analisi svolta presso Fischer Italia, si è studiato nel dettaglio il funzionamento del sistema 
fotovoltaico aziendale. È stato possibile con l’aiuto del sistema di monitoraggio, scoprire quali sono i 
punti deboli dell’impianto e in che modo si possa migliorare ed ampliare il monitoraggio. L’analisi 
delle prestazioni di sistema ha permesso di valutare il funzionamento del sistema a breve e a lungo 
termine. Il coefficiente di performance ratio è risultato un indice utile per monitorare lo stato di salute 
e il corretto funzionamento del sistema, il quale ha permesso di riscontrare problematiche facilmente 
risolvibili in alcuni casi. In altri casi si sono studiate e proposte soluzioni di miglioramento che 
possano portare a maggiori prestazioni dell’impianto , come lo spostamento di stringhe ombreggiate 
nei mesi invernali. Per una migliore e dettagliata analisi delle prestazioni, sarebbe opportuno installare 
più sensori di irraggiamento e di temperatura, disposti su ogni campo fotovoltaico dell’impianto. In 
questo modo l’analisi delle prestazioni, soprattutto in relazione al coefficiente di performance ratio 
con correzione di temperatura prAC,0, risulterebbe più precisa. Allo stesso modo, disponendo i nuovi 
sensori di irraggiamento nella parte centrale del tetto, dove sarebbero meno influenzati dagli 
ombreggiamenti sistematici invernali che avvengono alle strutture 1 e 4, si otterrebbero dei risultati di 
performance ratio più accurati. La valutazione delle perdite di degradazione si è conclusa trovando 
valori leggermente superiori a quelli nominali, dai quali è stato possibile sviluppare  un’analisi di 
scenari futuri dell’investimento fotovoltaico effettuato. Nei primi anni si è verificato l’andamento 
dell’energia effettivamente prodotta dall’impianto , trovando valori di energia superiori ai valori 
stimati inizialmente. Sviluppando e mettendo a confronto i ―business plan iniziale‖ - ―business plan 
reale‖ si sono trovati ricavi superiori a quelli iniziali. Una volta compresa l’importanza di un 
monitoraggio attivo, è stato sviluppato uno strumento  in excel di semplice utilizzo che permetta di 
scoprire in tempi brevi eventuali diminuzioni di prestazioni e altre problematiche relative all’impianto. 
Lo strumento di monitoraggio, fornito all’azienda, consente ai tecnici di Fischer Italia di elaborare e 
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